Calculo de la reserva rodante en el despacho programado by Flórez Gallo, Luisa Fernanda
 
 
CALCULO DE LA RESERVA RODANTE EN EL DESPACHO PROGRAMADO 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
LUISA FERNANDA FLÓREZ GALLO 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
UNIVERSIDAD TECNOLÓGICA DE PEREIRA 
FACULTAD DE INGENIERÍAS 
PROGRAMA DE INGENIERÍA ELÉCTRICA 
PEREIRA  
2008 
 
 
 
 
CÁLCULO DE LA RESERVA RODANTE EN EL DESPACHO PROGRAMADO 
 
 
 
 
 
 
 
 
LUISA FERNANDA FLÓREZ GALLO. 
 
 
 
 
 
 
 
TRABAJO DE GRADO  
PARA OPTAR AL TÍTULO DE INGENIERA ELECTRICISTA 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
DIRECTOR 
OSCAR GÓMEZ CARMONA 
INGENIERO ELECTRICISTA 
 
 
 
 
 
 
 
UNIVERSIDAD TECNOLÓGICA DE PEREIRA 
FACULTAD DE INGENIERÍAS 
PROGRAMA DE INGENIERÍA ELÉCTRICA 
PEREIRA  
2008
 
 
CONTENIDO 
 
 
 PÁG.
RESUMEN 10
INTRODUCCIÓN 11
OBJETIVOS GENERALES Y ESPECÍFICOS 12
1. MERCADO ELÉCTRICO COLOMBIANO 13
1.1 CARACTERÍSTICAS DEL SISTEMA ELÉCTRICO COLOMBIANO 13
1.2 ÓRGANOS DE REGULACIÓN, DE CONTROL Y DE 
PLANEACIÓN 
13
1.2.1 Comisión de Regulación de Energía y Gas (CREG) 13
1.2.2 Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios (SSPD) 14
1.2.3 Unidad de Planeación Minero Energética (UPME) 14
1.3 ÓRGANOS DE OPERACIÓN Y ADMINISTRACIÓN: 15
1.3.1 Centro Nacional de Despacho (CND) 15
1.3.2 Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales (ASIC) 15
1.3.3 Liquidador y Administrador de Cuentas del Sistema de 
Transmisión Nacional (LAC) 
15
1.4 ESQUEMA GENERAL DEL DESPACHO DE ELECTRICIDAD. 15
1.4.1 Estado operativo normal 16
1.4.2 Estado operativo de alerta 16
1.4.3 Estado operativo de emergencia 16
2. DESPACHO ECONÓMICO DE ENERGÍA EN COLOMBIA 17
2.1 LA BOLSA DE ENERGÍA 17
2.2 Proceso Operativo 17
2.2.1 Plan Operativo Indicativo 17
2.2.2 Declaración de disponibilidad y precio oferta 17
2.2.3 Redespacho 18
2.2.4 Despacho Programado 18
2.3 PROCESO COMERCIAL 18
 
 
2.3.1 Precio de Bolsa 19
2.3.2 Contratos entre agentes del Mercado 19
2.3.3 Balance 19
2.3.4 Restricciones del Sistema 19
2.3.5 Desviaciones del programa 20
2.3.6 Facturación 20
2.4 ETAPAS DEL DESPACHO PROGRAMADO 20
2.4.1. Predespacho ideal 20
2.4.2. Predespacho programado 21
2.4.3. Despacho programado preliminar 21
2.4.4. Despacho programado 22
2.5. EL DESPACHO PROGRAMADO COMO PROBLEMA DE 
OPTIMIZACIÓN 
22
2.5.1 Formulación matemática del despacho 23
2.5.2 Resultados obtenidos con el DRP 26
2.6 DESPACHO PROGRAMADO EN UN PERIODO DE TIEMPO 26
2.6.1 Formulación matemática 26
2.6.2 Ejemplo de despacho programado en un periodo de tiempo 28
2.6.3 Ejemplo de cálculo del criterio VERPC 30
3. CONCEPTOS DE CONFIABILIDAD EN LA CAPACIDAD DE 
GENERACIÓN 
34
3.1 TIPOS DE MODELOS PROBABILÍSTICOS 34
3.1.1 Sistema no reparable 35
3.1.2 Sistema reparable 35
3.1.3 Modelo interno 35
3.1.4 Modelo externo 35
3.1.5 modelo de dos estados 35
3.1.6 Modelo multiestado 37
3.2 PARÁMETROS PROBABILÍSTICOS PARA ESTUDIOS DE 
CONFIABILIDAD 
 
37
 
 
3.2.1 Tasa de reparación 37
3.2.2 Tasa de fallas 37
3.2.3 Tiempo promedio para fallas 38
3.2.4 Tasa de reemplazo de desconexión (ORR, Outage Replacement 
Rate): 
38
3.2.5 Tasa de salida forzada 39
3.3 MODELO DEL SISTEMA DE GENERACIÓN 39
3.4 MÉTODOS PROBABILÍSTICOS PARA LA GENERACIÓN DE 
ENERGÍA 
40
3.4.1 Ejemplo de aplicación del método probabilístico 41
3.5 ALGORITMO PARA LA CONSTRUCCIÓN DEL MODELO DE 
CAPACIDAD DE CARGA 
44
4. RESERVA RODANTE 48
4.1 TIPOS DE RESERVA DE POTENCIA ACTIVA 48
4.1.1 Reserva rápida 48
4.1.2 Reserva lenta 49
4.1.3 Reserva bruta de energía 49
4.1.4 Reserva de regulación primaria 49
4.1.5 Reserva de regulación secundaria 49
4.1.6 Reserva neta de energía 49
4.1.7 Reserva operativa 49
4.1.8 Reserva para regulación de frecuencia 49
4.1.9 Reserva rodante 49
4.2 NIVELES DE CONTROL 49
4.2.1 Control primario 50
4.2.2 Control secundario 50
4.2.3 Control terciario 50
5. RESERVA RODANTE EN EL SISTEMA ELÉCTRICO 
COLOMBIANO 
51
5.1 OBLIGATORIEDAD COMERCIAL DE LA PRESTACIÓN DEL 
SERVICIO DE REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA.  
51
 
 
5.2 CONTRIBUCIÓN A LA POTENCIA EN GIRO. 51
5.3 RECONCILIACIÓN DEL SERVICIO DE REGULACIÓN 
SECUNDARIA DE FRECUENCIA.  
52
5.3.1 Plantas o Unidades de Generación que no prestaron 
efectivamente el Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia, 
aún cuando hayan tenido asignación de AGC 
53
5.3.2 Plantas o Unidades de Generación que prestaron efectivamente 
el Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia 
53
5.4. CRITERIOS DE SEGURIDAD Y CALIDAD DEL CONTROL 
INTEGRADO SECUNDARIO DE FRECUENCIA 
54
5.4.1 Velocidad de Toma de Carga 54
5.4.2 Número de Unidades 54
5.4.3 Reserva para Regulación Secundaria de Frecuencia 54
5.5 CRITERIOS PARA PARTICIPAR EN LA REGULACIÓN 
SECUNDARIA DE FRECUENCIA 
54
5.6. OFERTAS DE DISPONIBILIDAD PARA LA PRESTACIÓN DEL 
SERVICIO DE REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA 
55
5.6.1 La pre-oferta 55
5.6.2 La Oferta de Disponibilidad para Regulación Secundaria de 
Frecuencia 
55
5.6.3 Causas de invalidez 56
5.7  ASIGNACIÓN DE LA RESERVA DE REGULACIÓN 56
5.8 METODOLOGÍA UTILIZADA POR EL CND PARA EL CÁLCULO 
DE LA RESERVA RODANTE Y DE AGC 
58
5.8.1 Generación mínima para AGC 58
5.8.2 Distribución de Reserva Rodante o AGC 58
6. MÉTODO PJM PARA EL CÁLCULO DE LA RESERVA RODANTE 61
6.1 MODELO DE GENERACIÓN DEL MÉTODO PJM 62
6.2 EJEMPLO DE APLICACIÓN DE LA METODOLOGÍA PJM 62
5.3 RIESGO DE UNIDAD COMPROMETIDA (Unit Commitment Risk) 65
7. CONCLUSIONES 66
 
 
ANEXO 1 IMPLEMENTACIÓN DEL MÉTODO PJM PARA EL CÁLCULO 
DE LA RESERVA RODANTE 
68
ANEXO 2 IMPLEMENTACIÓN DE LA METODOLOGÍA COLOMBIANA DE 
DESPACHO PROGRAMADO EN UN PERIODO DE TIEMPO 
70
ANEXO 3 IMPLEMENTACIÓN DE LA METODOLOGÍA COLOMBIANA DE 
DESPACHO PROGRAMADO EN UN PERIODO DE TIEMPO 
MODIFICANDO LÍMITES DE GENERACIÓN 
73
BIBLIOGRAFÍA 76
 
 
LISTA DE TABLAS 
 
 
 PÁG.
Tabla 2. 1 Características de las líneas 29
Tabla 2. 2 Oferta de los generadores 29
Tabla 2.3 Resultados obtenidos del despacho programado en un 
periodo de tiempo 
30
Tabla 2.4 Oferta de los generadores analizando el VERPC 31
Tabla 2. 3 Resultados obtenidos del despacho programado en un 
periodo de tiempo modificado 
32
Tabla 3.1 Datos de confiabilidad para las unidades de generación 42
Tabla 3. 2 Probabilidad de salida de la planta 1 43
Tabla 3. 3 Probabilidad de salida de la planta 2 43
Tabla 3. 4 Probabilidad de salida de la planta 3 43
Tabla 3. 5 Probabilidad de salida de la planta 4 43
Tabla 3. 6 Probabilidad de salida de la planta 5 43
Tabla 3. 7 Probabilidad de salida de la planta 6 43
Tabla 3. 8 Combinación de probabilidades de salida 44
Tabla 3. 9 Probabilidad de salida forzada 46
Tabla 5. 1 Formato de Oferta de Disponibilidad 55
Tabla 6. 1 Datos de confiabilidad para las unidades de generación 63
Tabla 6. 2 Probabilidad de salida forzada 64
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
LISTA DE FIGURAS 
 
 PÁG.
Figura 2. 1 Sistema de prueba 28
Figura 3. 1 Diagrama de estados para un componente no reparable y 
su secuencia operativa en el tiempo. 
36
Figura 3. 2 Diagrama de dos estados para un componente reparable y 
su secuencia operativa en el tiempo 
36
Figura 3. 3 Tasa de fallas de un componente 37
Figura 3. 4  Sistema de prueba 42
Figura 6. 1  Sistema de prueba 63
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
10 
 
RESUMEN 
 
 
 
En este documento se presentan los resultados del estudio realizado para el 
cálculo de la reserva rodante mediante la metodología probabilística PJM. Se 
realizó un análisis de la reglamentación colombiana que rige el despacho 
programado en el país con el fin de acoplar la técnica probabilística PJM para 
el cálculo de la reserva rodante con la metodología utilizada actualmente para 
el despacho programado en Colombia. Esta metodología se implementó en 
MATLAB y se verificó en un sistema de prueba IEEE (RBTS test system) con el 
fin de determinar el cálculo de la reserva rodante y el aporte que realizaría 
inicialmente cada generador para cubrir esa reserva hora a hora.    
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INTRODUCCIÓN 
 
 
A principios de los noventa, el Estado Colombiano determinó que el camino 
más adecuado para crear un sector eléctrico eficiente era abandonar el modelo 
centralizado. Lo anterior se consiguió abriendo el sector eléctrico a la inversión 
privada y reestructurando las leyes 142 y 143 de 1994. Estas leyes crearon el 
Mercado Mayorista de Energía Eléctrica y la CREG. El nuevo esquema, que 
reemplazo el modelo ingles que se venía implementando, se puso en 
funcionamiento el 20 de julio de 1995 con la entrada de la Bolsa de Energía, de 
esta manera el Sector Eléctrico se modernizó dando paso a la libre 
competencia y a la participación privada dentro de las actividades de 
generación, transmisión, distribución y comercialización, actividades que eran 
realizadas de manera individual o combinada por los agentes del mercado. 
Estas actividades entraron en un proceso de desintegración, para incrementar 
la eficiencia en la prestación del servicio a los usuarios y asegurar la viabilidad 
operativa y financiera de las empresas del sector, convirtiendo el Mercado 
Eléctrico Colombiano en uno de los más dinámicos y competitivos en 
Latinoamérica. 
 
En Colombia, el despacho programado es implementado para solucionar el 
problema de despacho económico del Mercado Eléctrico esta aplicación está 
siendo utilizada para mejorar el proceso de despacho de energía, que debe ser 
confiable, rápido y flexible para adaptarse fácilmente a las exigencias del 
mercado. Dentro de este proceso se destaca el cálculo de la reserva rodante, 
cuya finalidad es suplir la demanda, dado un evento de falla de una unidad o 
que ocurra un requerimiento inesperado de potencia. 
 
Teniendo en cuenta la importancia que el despacho económico sea un proceso 
óptimo donde el suministro de energía eléctrica no sea interrumpido, se 
muestra en el siguiente documento un estudio realizado usando técnicas 
probabilísticas que han sido implementadas con éxito en diferentes partes del 
mundo para el cálculo de la reserva rodante. 
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OBJETIVOS 
 
3.1 OBJETIVO GENERAL 
 
Evaluar la metodología utilizada por el CND en Colombia y comparar los 
resultados obtenidos con el método descrito en la literatura internacional 
conocido como PJM, para el cálculo de la reserva rodante. 
 
3.2 OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
 
• Analizar el proceso de despacho colombiano. 
• Analizar el proceso de cálculo de la reserva rodante según el criterio 
VERPC. 
• Analizar el proceso de cálculo de reserva rodante según la metodología 
PJM. 
• Aplicar dichas metodologías en sistemas de prueba clásicos de la 
literatura internacional.  
• Identificar las diferencias más relevantes entre los dos métodos descritos 
y así obtener conclusiones, evaluando criterios de confiabilidad. 
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1. MERCADO ELÉCTRICO COLOMBIANO 
 
 
El Mercado Eléctrico Colombiano surge de un largo proceso realizado desde 
1928, año en el que se decreto la ley 113, a partir de este momento se manejó 
un sistema centralizado que fue producto de la inversión estatal, hasta que en 
1995 se realizó la reestructuración en la industria energética, donde se abrió el 
mercado a la inversión privada dando paso a la creación de la bolsa de 
energía, además con la implementación de las leyes 142 y 143 se creó el 
Mercado Mayorista de Energía Eléctrica y la Comisión de Regulación de 
Energía y Gas (CREG) [1]. 
 
 
1.1 CARACTERÍSTICAS DEL SISTEMA ELÉCTRICO COLOMBIANO. 
 
El Sistema Eléctrico Colombiano consiste en una red interconectada simple 
que atiende aproximadamente el 99% de la demanda total, la demanda 
restante un poco más del 1% es suplido por generación local. 
 
La capacidad instalada total en el 2008 está compuesta por 63.6% de plantas 
hidroeléctricas, 32.1% de plantas térmicas y 4.3% entre menores (eólica) y 
cogeneradores. La generación total del sistema fue de 53624.1 GWh, de los 
cuales el 78% fue generado con plantas hidráulicas, el 16.9% con unidades 
térmicas (11.4% con gas y 5.4% a carbón) y el 5.1% con  generación de 
plantas menores, cogeneradores y eólica [15]. 
 
Luego de la reestructuración que se realizó en la década de los 90, cuatro tipos 
de agentes participan en el mercado eléctrico colombiano: productores, 
distribuidores, compañías de transmisión y de comercialización. La Bolsa de 
Energía es administrada por XM que es una empresa de la Compañía de 
Interconexión Eléctrica S.A (ISA) y sus actividades son controladas por la 
CREG. Los únicos participantes activos en La Bolsa de Energía son los 
productores y las compañías comercializadoras, ya que las compañías de 
distribución y transmisión no participan en el proceso de selección que esta 
realiza. La creación de la  Bolsa de Energía produjo un balance positivo para la 
calidad de vida de la población colombiana, al poder comercializar energía más 
económica y que cumple con índices de calidad, seguridad y confiabilidad. 
 
 
1.2 ÓRGANOS DE REGULACIÓN, DE CONTROL Y DE PLANEACIÓN 
 
Los órganos de regulación, de control y de planeación están compuestos por 
las siguientes entidades [8]: 
 
1.2.1 Comisión de Regulación de Energía y Gas (CREG): Creada por el 
artículo 10 del Decreto 2119 de 1992, es la autoridad regulatoria del sector 
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energético, electricidad y gas, cuyo objetivo básico es asegurar una adecuada 
prestación del servicio mediante el aprovechamiento eficiente de los diferentes 
recursos energéticos, en beneficio del usuario en términos de calidad, 
oportunidad y costo del servicio.  
 
1.2.2 Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios (SSPD): 
Creada por el artículo 370 de la Constitución Política. Desempeña funciones 
específicas de control y vigilancia, con independencia de las Comisiones de 
Regulación y con la inmediata colaboración de los Superintendentes 
delegados. En el ejercicio de su función de control, inspección y vigilancia le 
corresponde velar porque las actuaciones de ellas se ajusten a la ley, y a las 
reglamentaciones de las Comisiones de Regulación. 
De otra parte, de acuerdo con el literal j) del artículo 6.1 del decreto 548 de 
1995, la Superintendencia tiene como función: 
“ Evaluar la gestión financiera, técnica y administrativa de las Empresas 
de Servicios Públicos, de acuerdo con los indicadores definidos por las 
Comisiones de Regulación (...)”. 
Además el literal c) del artículo 6.1 determina como atribución de la 
Superintendencia la siguiente: 
“ Establecer los sistemas uniformes de información y contabilidad que 
deben aplicar quienes presten servicios públicos, (...)”. 
El decreto 548 en su artículo 6.2 literal i) establece: 
“ Velar por la progresiva incorporación y aplicación del control interno en 
las Empresas de Servicios Públicos Domiciliarios. Para ello vigilará que 
se cumplan los criterios, evaluaciones, indicadores y modelos que 
definan las Comisiones de regulación. Para el ejercicio de esta Función 
la Superintendencia podrá apoyarse en otras entidades oficiales o 
particulares”. [14] 
 
1.2.3 Unidad de Planeación Minero Energética (UPME): Regida por la Ley 
143 de 1994 y por el Decreto 255 de 2004, está organizada como Unidad 
Administrativa Especial adscrita al Ministerio de Minas y Energía, que tiene 
entre sus funciones elaborar y actualizar el plan de Expansión de Referencia 
del sector eléctrico, de tal manera que los planes para atender la demanda 
sean lo suficientemente flexibles para que se adapten a los cambios que 
determinen las condiciones técnicas, económicas, financieras y ambientales; 
que cumplan con los requerimientos de calidad, confiabilidad y seguridad 
determinados por el Ministerio de Minas y Energía; que la demanda sea 
satisfecha atendiendo a criterios de uso eficiente de los recursos energéticos; 
elaborar las proyecciones de demanda, y elaborar y actualizar el Plan 
Energético Nacional, todo en concordancia con el proyecto del Plan Nacional 
de Desarrollo. 
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1.3 ÓRGANOS DE OPERACIÓN Y ADMINISTRACIÓN: 
 
En la estructura del mercado existen tres órganos que se encargan de la 
supervisión de la operación del Sistema Interconectado Nacional (SIN), y de la 
administración del Mercado de Energía Mayorista (MEM) [8]: 
 
1.3.1 Centro Nacional de Despacho (CND): Dependencia de Interconexión 
Eléctrica S.A., encargada de la planeación, supervisión y control de la 
operación integrada de los recursos de generación, interconexión y transmisión 
del SIN. Está igualmente encargado de preparar el despacho de generación y 
dar las instrucciones de coordinación a los distintos agentes que participan en 
la operación del SIN, con el fin de tener una operación económica, segura, 
confiable y ceñida al reglamento de operación y a todos los acuerdos del 
Consejo Nacional de Operación (CNO). 
 
1.3.2 Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales 
(ASIC):Dependencia de Interconexión Eléctrica S.A., encargada del registro de 
fronteras comerciales y de los contratos de energía a largo plazo; de la 
liquidación, facturación, cobro y pago del valor de los actos o contratos de 
energía transados en la Bolsa por generadores y comercializadores. 
 
1.3.3 Liquidador y Administrador de Cuentas del Sistema de Transmisión 
Nacional (LAC): Dependencia de Interconexión Eléctrica S.A. E.S.P - ISA, que 
participa en la administración del MEM, encargada de liquidar y facturar los 
cargos de uso de las redes del Sistema Interconectado Nacional que le sean 
asignadas, de determinar el ingreso regulado a los transportadores y de 
administrar las cuentas que por concepto del uso de las redes se causen a los 
agentes del mercado mayorista. 
 
Teniendo en cuenta estos organismos controladores del mercado eléctrico, se 
determina que la energía es comercializada en dos mercados competitivos: el 
mercado de corto plazo, en que la energía es comercializada en base horaria 
para el día siguiente; y el mercado de largo plazo, en que la energía es 
comercializada en base horaria para periodos de tiempo más largos a través de 
contratos financieros bilaterales. 
 
 
1.4 ESQUEMA GENERAL DEL DESPACHO DE ELECTRICIDAD. 
 
El despacho eléctrico se inicia con un periodo de planeación y división 
temporal. La división del periodo de planeación se define en múltiplos de días y 
se hace en base horaria. Dentro de una hora (intervalo), se consideran 
invariables las condiciones del sistema eléctrico de potencia. 
 
La demanda en el sistema varía constantemente en el tiempo y las plantas en 
servicio deben seguir y cubrir instantáneamente esas variaciones, razón por la 
cual debe existir una excelente coordinación entre los cambios previstos de 
carga según la curva de demanda resultante y la velocidad o rata de cambio 
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con que las diferentes unidades pueden responder a dichos cambios. Para 
lograr el cubrimiento de la demanda de potencia activa conectada a la red en 
cada instante de tiempo en forma satisfactoria, eliminando o minimizando en lo 
posible los riesgos de racionamiento y las perdidas resultantes, se adaptan las 
unidades dispuestas para suplir la demanda mediante un proceso de 
optimización que cubra un periodo de tiempo adecuado de acuerdo a las 
necesidades de estudio [1]. 
 
Como los costos de operación dependen de la cantidad  de potencia activa 
generada en las plantas y las pérdidas totales dependen de los flujos de 
corriente por las líneas y las características eléctricas de estas, entonces 
determinar el estado de generación de potencia activa que corresponde a un 
estado de carga debe realizarse sobre la base que: tanto la suma de los costos 
de operación de las plantas como la suma de las pérdidas totales sean 
mínimas.  
 
Se evalúan los criterios de confiabilidad y seguridad que se establecen para la 
operación del sistema eléctrico en los diferentes estados en los que pueda 
estar sometido. Éste deberá ser operado con márgenes adecuados de reserva, 
para que ante una contingencia, no existan problemas de estabilidad angular, 
estabilidad de voltaje, estabilidad de frecuencia, ni operación del equipo fuera 
de sus límites de diseño. Es decir, que el sistema permanezca estable, para 
cumplir con los criterios operativos de seguridad, calidad y continuidad. Según 
lo anterior, el sistema eléctrico de potencia tiene varios estados de operación, 
teniendo en cuenta los márgenes de reserva [1]: 
 
1.4.1 Estado operativo normal: En este estado, el sistema eléctrico opera con 
suficientes márgenes de reserva en: generación, transmisión y transformación 
para cumplir con el criterio de seguridad. Se requiere una capacidad de reserva 
rodante y disponible en cualquier instante para: mantener la frecuencia 
programada y satisfacer las variaciones de la demanda. 
 
1.4.2 Estado operativo de alerta: El estado operativo de alerta se presenta 
cuando los márgenes de reserva son inferiores a los establecidos para el 
estado de operación normal y la ocurrencia de una contingencia sencilla podría 
provocar la operación del equipo fuera de sus límites de diseño sin causar 
inestabilidad del sistema. 
 
1.4.3 Estado operativo de emergencia: Estado de operación en el cual no se 
tienen adecuados márgenes de reserva; se opera al sistema fuera de los 
límites de seguridad. 
 
Para operar bajo estado normal, se debe calcular el valor de la reserva de 
potencia del sistema en un intervalo de tiempo que permita tomar las acciones. 
Se debe distribuir en el sistema eléctrico la reserva operativa, tomando en 
cuenta el uso efectivo de la capacidad en condiciones de emergencia, es 
necesario hacer un monitoreo periódico para establecer que la cantidad de 
reserva disponible sea suficiente en caso de una contingencia. 
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2. DESPACHO ECONÓMICO DE ENERGÍA EN COLOMBIA 
 
 
El despacho económico determina la generación necesaria para cada hora del 
día usando la oferta de precios declarada, las restricciones de transmisión 
(representadas por los limites de intercambio del modelo de transmisión), las 
restricciones locales y regionales (representadas por la confiabilidad de 
generación), la reserva de AGC (Control Automático de Generación) y las 
características de las unidades generadoras y previsión de la demanda. El 
CND (Centro Nacional de Despacho) determina la relación de despacho óptimo 
para cada unidad térmica e hidráulica para las próximas 24 horas del día 
siguiente [4]. 
 
 
2.1 LA BOLSA DE ENERGÍA. 
 
Esta se compone de un proceso operativo y otro comercial. El primero, parte 
del planeamiento operativo indicativo, sigue con el despacho económico y 
termina con la coordinación de la operación y redespacho. El proceso 
comercial se inicia con los datos del despacho real y las medidas de 
generación y consumo por parte de los respectivos agentes, con los cuales el 
Sistema de Intercambios Comerciales (SIC) realiza la liquidación, de acuerdo 
con la reglamentación [2]. 
 
2.2 Proceso Operativo [2] 
 
2.2.1 Plan Operativo Indicativo: El objetivo es establecer el costo, teniendo 
en cuenta la posibilidad de racionamiento en el futuro, de acuerdo con las 
características de regulación. La evaluación se hace a largo y mediano plazo. 
En el largo plazo (cinco años con resolución mensual), se usa Programación 
Dinámica Estocástica para encontrar las decisiones de generación que resulten 
en una operación de mínimo costo. Uno de los resultados que se obtienen con 
este modelo son los valores esperados promedio de los costos marginales 
mensuales de corto plazo. 
 
En el mediano plazo (un mes con resolución horaria y semanal) se usan 
métodos de Programación Lineal para encontrar las decisiones óptimas. Utiliza 
la información de costos obtenida para el primer mes en la etapa de largo 
plazo. 
 
Estas valoraciones las realiza ISA para el análisis energético, considerando 
características del sistema hidráulico, restricciones del sistema eléctrico, 
pronóstico de la demanda y el plan de expansión realizada por la UPME. 
 
2.2.2 Declaración de disponibilidad y precio oferta: Todos los días, cada 
agente generador hace una oferta de precio (en $/MWh) y la declaración de 
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disponibilidad (en MW) de cada uno de sus recursos de generación, para cada 
una de las 24 horas siguientes, en un buzón electrónico dispuesto para ese 
efecto en el CND en Medellín. Luego se abre el buzón para establecer el 
programa de generación. Para los recursos que no se hayan realizado ofertas, 
se toma la oferta del día anterior. 
 
Las ofertas y la disponibilidad de cada agente son de consulta pública. Si el 
nivel de un embalse se encuentra por debajo del nivel mínimo operativo 
superior (MOS), la oferta se interviene cambiándose por el valor de la oferta 
más alta más 1 $/MWh. Esto se hace para cubrir la demanda con adecuada 
confiabilidad, asegurando un nivel de reservas. 
 
2.2.3 Redespacho: Durante el día se pueden presentar eventos en el sistema 
que requieren el cambio de programa inicial, lo que da origen al redespacho. 
 
Son causas de redespacho la salida de unidades, aumento de disponibilidad 
por entrada de unidades que se encontraban en mantenimiento, cambio de los 
límites de transferencia ocasionados por el cambio en la configuración de la 
red, cambios mayores de 20 MW en la demanda y aumento o disminución de 
aportes a las centrales filo de agua. Las modificaciones se realizan para 
cambios mayores de 5 MW. El agente hace la solicitud una hora y media antes 
de iniciar la vigencia de la modificación. 
 
2.2.4 Despacho Programado: El despacho programado es uno de los 
problemas fundamentales de la operación de un sistema de energía eléctrica. 
Su principal objetivo consiste en repartir la demanda total del sistema entre los 
generadores disponibles, de forma que el costo total de generación sea el 
mínimo posible, tomando en cuenta los criterios de confiabilidad, la 
disponibilidad de los elementos del sistema de potencia y las posibles 
inflexibilidades del sistema con el fin de minimizar el costo variable de la 
operación; ya que los costos fijos de una central pueden ser altos, no es viable 
económicamente operar a un nivel de producción bajo, entonces es preferible 
desacoplar ciertas centrales generadoras cuando hay poca demanda. 
 
El despacho programado es el resultante de los redespachos realizados 
durante el día de operación. Se utiliza como referencia para identificar las 
desviaciones que presenta la generación real de cada unidad térmica o planta 
hidráulica. La información de despacho programado y de otras variables de 
estado del sistema es suministrada a los agentes diariamente y puede ser 
usada para definir las ofertas del día siguiente. 
 
 
2.3 PROCESO COMERCIAL. 
 
Esta etapa parte de la información de despacho real y está conformada por la 
información medida hora a hora de cada uno de los generadores y de la 
información medida en cada uno de los puntos frontera de los 
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comercializadores. La información se envía al CND, quien realiza el proceso de 
liquidación de acuerdo al reglamento. 
 
2.3.1 Precio de Bolsa: El precio de bolsa corresponde al precio de oferta del 
recurso marginal no inflexible que se obtiene del despacho ideal. Este es el que 
se usa para valorar los intercambios en bolsa. 
 
El despacho ideal corresponde al programa de generación que resulta de 
despachar los recursos más económicos hasta cubrir la demanda real, 
considerando la disponibilidad comercial, las características técnicas e 
inflexibilidades de los generadores, sin considerar restricciones del sistema y 
tomando como costo de los recursos, el precio de oferta para la hora respectiva 
a la que fue realizado el despacho (no se incluyen las generaciones necesarias 
para cubrir restricciones del sistema). Cuando se presente racionamiento, el 
precio de bolsa es el valor del costo de racionamiento. 
 
2.3.2 Contratos entre agentes del Mercado: Las empresas generadoras y 
comercializadoras pueden realizar contratos de largo plazo en los que se 
establece, de común acuerdo, el precio y la cantidad. El único requisito que 
deben cumplir estos contratos es que se puedan representar horariamente. Los 
tipos de contrato se pueden generalizar como 'pague lo demandado' y 'pague lo 
contratado', con tarifas variadas que dependen de la hora, del día y la estación. 
Los contratos se registran por cualquiera de las partes contratantes al SIC, con 
15 días de anticipación a la fecha de aplicación. Cuando es un cese de 
contrato, se debe reportar con un mínimo de dos días de anticipación. 
 
2.3.3 Balance: Una vez realizado el despacho real (Despacho Económico), se 
realiza una recolección de información que consta de los datos medidos (hora a 
hora) de cada uno de los generadores activos en el mercado y de las 
demandas de los consumidores. Una vez obtenidos los datos se realiza el 
Despacho Ideal (posterior al despacho real) que consta del programa de 
generación que resulta de usar los recursos más económicos hasta cubrir la 
demanda real, sin considerar las restricciones del sistema (restricciones de los 
sistemas de transmisión y distribución local). 
 
Cuando se tiene el despacho ideal, es posible calcular el exceso o déficit para 
cada uno de los agentes participantes en los contratos, o para los que compran 
o venden energía directamente a través de la bolsa. 
 
2.3.4 Restricciones del Sistema: Los costos de estas restricciones se 
calculan como la diferencia entre la generación del despacho real y la 
generación del despacho ideal al precio oferta de los recursos. La distribución 
de estos costos se ha venido revaluando por la CREG. Las restricciones se 
clasifican en Locales, originadas en las redes regionales o de distribución local, 
y Globales originadas en el Sistema de Transmisión Nacional. Los costos 
debidos a estas restricciones se distribuyen entre los agentes. 
 
20 
 
2.3.5 Desviaciones del programa: El redespacho tiene como objetivo evitar 
las desviaciones de generación con el fin de asegurar la calidad de servicio del 
sistema. El pago se calcula como la diferencia entre el despacho programado y 
la generación real para las unidades o plantas que no participan en la 
regulación del sistema. Si este valor es superior al 5% se penaliza a la empresa 
para la hora respectiva. El total pagado por los generadores se distribuye entre 
los comercializadores en proporción a la demanda.  
 
2.3.6 Facturación: Los conceptos ya mencionados, por energía, cargo por 
restricciones o reconciliación, cargo por potencia, cargo por capacidad de 
respaldo y penalización por desviación se liquidan horariamente y se facturan 
mensualmente. En el proceso de liquidación se determinan los valores de 
contratos utilizados por cada agente y se realiza la facturación correspondiente. 
La relación contractual es entre agentes, el SIC actúa sólo para establecer la 
forma como éstos se utilizan siguiendo la reglamentación vigente. 
 
 
2.4 ETAPAS DEL DESPACHO PROGRAMADO 
 
Los pasos establecidos por la resolución 062 de 2000 de la CREG para el 
cálculo del despacho son [13]: 
 
2.4.1. Predespacho ideal: Es la programación de generación que se realiza a 
posteriori por el Sistema de Intercambios Comerciales (SIC), la cual atiende la 
demanda real con la disponibilidad real de las plantas de generación. Este 
despacho se realiza considerando la oferta de precios por orden de mérito de 
menor a mayor, sin considerar las diferentes restricciones que existen en el 
sistema, excepto por las condiciones de inflexibilidad de las plantas 
generadoras. 
 
En esta primera etapa ya que no se tienen en cuenta las restricciones 
eléctricas simplemente se cumple con la demanda pronosticada asignando 
carga a los generadores en orden de mérito. En esta etapa el CND resuelve el 
siguiente problema de optimización 
 
 
 
 
(1)
 
 
Donde: 
Pofit: Precio de oferta del generador i para la hora t. 
Qit: Asignación de carga del generador i para la hora t. 
Dt: Demanda pronosticada para la hora t. 
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2.4.2. Predespacho programado: En este caso el CND resuelve el problema 
de optimización, planteado en (1), sujeto a estas nuevas restricciones: 
 
• Límites de flujo de potencia en las líneas 
• Límites mínimos y máximos de generación 
• Límites de tensión en las barras 
• Límites de velocidad de toma de carga de las unidades. 
 
Al incluir estas restricciones dentro del problema de optimización (1), se obtiene 
un esquema de despacho más costoso. La diferencia en el valor de la función 
objetivo para ambos problemas (con y sin restricciones) representa el costo de 
las restricciones eléctricas para el sistema, también llamado costo de seguridad 
del sistema. 
 
2.4.3. Despacho programado preliminar: Este despacho incluye la 
consideración del VERPC (Valor Esperado de Racionamiento Programado 
Condicionado). Para cada sub-área se calcula de acuerdo al siguiente 
procedimiento: 
 
a) Se toman los subsistemas eléctricos (un subsistema eléctrico está 
compuesto por la línea de transmisión y sus equipos asociados) y se asocia a 
cada subsistema eléctrico la probabilidad esperada de falla. 
 
b) Para cada subsistema eléctrico se calcula el racionamiento asociado con la 
falla del mismo. La probabilidad de falla esperada para cada uno de los 
subsistemas eléctricos a nivel del Sistema de Transmisión Nacional (STN). 
Esta variable se calcula semanalmente para cada subsistema eléctrico como 
se muestra en la ecuación (2) 
 
 
(2) 
 
 
Donde: 
p: Probabilidad de falla del subsistema 
: Disponibilidad esperada del subsistema 
 
c) Se calcula el VERPC en cada sub-área como la sumatoria de los 
racionamientos esperados tras la falla de cada uno de los subsistemas, como 
lo indica (3) 
 
 
 
(3) 
Donde: 
i: i-ésimo subsistema de la sub-área 
n: número de subsistemas de la sub-área 
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ri: racionamiento asociado al i-ésimo subsistema 
pi: probabilidad esperada de que solamente falle el i-ésimo subsistema. 
 
d) Se calcula el promedio aritmético de los valores esperados de racionamiento 
en cada sub-área, como lo indica (4). 
 
(4) 
 
donde: 
 
VERPCj : valor esperado de racionamiento para la j-ésima sub-área 
ns: número total de sub-áreas 
ρ: promedio aritmético de los VERPC de las sub-áreas. 
 
e) Se seleccionan las sub-áreas que presenten un valor esperado de 
racionamiento superior al promedio y se modifica el despacho con el fin de 
reducir esta diferencia. Para ello, el CND resuelve el siguiente problema de 
optimización. 
 
 
 
 
 
(5) 
Normalmente, cuando una sub-área presenta un valor esperado de 
racionamiento muy alto, la mejor forma de reducirlo es incrementando la 
generación en dicha sub-área. Esto hace que el costo de operación se 
incremente, ya que en ocasiones se debe utilizar generación fuera de mérito. 
 
2.4.4. Despacho programado: El CND calcula el despacho programado para 
cada una de las 24 horas, mediante procedimientos de optimización diaria, 
tomando como referencia el Despacho Programado Preliminar, Éste debe 
cumplir con las inflexibilidades de las plantas o unidades de generación 
programadas y con los requerimientos de Control Automático de Generación 
(AGC, Automatic Generation Control) según la reglamentación vigente 
(resolución CREG 026 de 2001). 
 
 
2.5. EL DESPACHO PROGRAMADO COMO PROBLEMA DE 
OPTIMIZACIÓN 
 
La optimización en el despacho económico, surge a partir del momento en que 
dos o más generadores deben alimentar varias cargas obligando al operador a 
decidir cómo se reparte ésta de forma óptima entre las distintas unidades. Los 
primeros esfuerzos de optimización se hicieron respecto al control de 
generación, lo que hoy se conoce como Despacho Económico Clásico [6]. 
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Para obtener un programa eficiente que cumpla con los criterios de  
confiabilidad y seguridad para la generación de los recursos y de las 
transacciones internacionales de electricidad de corto plazo (TIE), el CND 
desarrolló una aplicación, llamada DRP (Despacho y Redespacho 
Programado), que permite encontrar el despacho óptimo para atender la 
demanda de energía [3]. 
 
Las características básicas del DRP son: 
 
• Formulación matemática usando la programación entera mixta. 
• El DRP está desarrollado en componentes, permitiendo mayor flexibilidad 
de uso. 
• Tiempos de ejecución extremadamente rápidos, asegurando soluciones 
óptimas un pocos segundos. 
• Módulo de procesamiento de fórmulas matemáticas que permite modificar 
el problema matemático de despacho (función, objetivo y restricciones) a 
través de interfaces gráficas sin necesidad de alterar el código fuente del 
programa de despacho. 
• La matriz generada como resultado del modelamiento matemático del 
problema a resolver puede ser vista por cualquier programa comercial de 
optimización. 
• Cuenta con una interfaz gráfica que facilita la representación de elementos 
del sistema de potencia, disminuyendo enormemente la posibilidad de 
errores humanos en la administración y operación de los resultados. 
• Alto desempeño de procesamiento. 
• El DRP permite un modelamiento de diferentes escenarios (simulaciones, 
casos de estudio y casos de prueba), facilitando la administración de los 
mismos. 
• El DRP modela la red de transmisión con niveles de tensión igual o 
superior a 110 kV.  
 
2.5.1 Formulación matemática del despacho: El problema de despacho es 
resuelto utilizando técnicas de optimización de Programación Entera Mixta 
(MIP) minimizando el costo operativo del sistema sujeto a las características 
técnicas de las unidades de generación, la reserva secundaria de frecuencia  y 
las restricciones de la red eléctrica en régimen permanente. 
 
En términos generales el modelo matemático es el siguiente: 
 
(6)
 
  
donde: 
 
: Precio de oferta del recurso i en $/Mwh, periodo de optimización t. 
 Variable de decisión del nivel de generación i, periodo de optimización t. 
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Variable de decisión binaria que indica el estado de la unidad i en el 
periodo t (1 generador en operación, 0 caso contrario). 
 
 
Sujeto a: 
 
Restricciones características técnicas de unidades de generación como: 
 
• Limites de generación: 
 
(7)
 
• Tiempos mínimos de operación en hora de operación: 
 
(8)
 
 
 
(10) 
 
 
• Rampas de subidas y bajadas. 
 
(11)
  
(12)
 
donde: 
 
 Capacidad mínima de generación de la unidad i, para el periodo t. 
 
Capacidad máxima de generación de la unidad i, periodo de 
optimización t. 
 Periodo de tiempo en el que la unidad i se despacha. 
 Periodo de tiempo en que la unidad i sale de operación. 
 
Número mínimo de periodos que la unidad i debe permanecer en 
operación después que ha entrado en operación. 
 
Número mínimo de periodos que la unidad i debe permanecer apagada 
después que ha salido de operación. 
: Tasa en la rampa de ascenso de la unidad i.  
 Tasa en la rampa de descenso de la unidad i. 
 
• Restricciones de reserva secundaria de frecuencia. 
 
(13) 
  
(9) 
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(14) 
 
 
donde: 
 
 Valor de reserva secundaria por encima, requerida en un periodo t.
 Valor de reserva secundaria por debajo, requerida en un periodo t. 
 
• Restricciones de límites de áreas eléctricas: 
 
(15)
  
(16)
 
donde: 
 
 variable de estado de intercambio de un área eléctrica a un periodo t. 
 
Valor de capacidad máxima de exportación del área eléctrica en un 
periodo t. 
 
Valor de capacidad máxima de importación del área eléctrica en un 
periodo t. 
: Valor de demanda del área eléctrica en un periodo t. 
: Índice de las unidades de generación que se encuentran dentro del área eléctrica . 
 
• Restricción de flujos de potencia DC y balance total: 
 
(17)
  
(18)
 
 
donde: 
 
 
Flujo de potencia activa en la línea de transmisión entre los nodos k y l 
en el periodo de tiempo t. 
: Ángulo de tensión del nodo k en el periodo de tiempo t. 
: Ángulo de tensión del nodo l en el periodo de tiempo t. 
 Reactancia de la línea de transmisión entre los nodos k y l. 
: Transpuesta de la matriz de incidencia rama-nodo del sistema. 
 Valor de la demanda total en el periodo t. 
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2.5.2 Resultados obtenidos con el DRP: 
 
• El DRP comenzó a funcionar el 1° de marzo de 2003. A partir de entonces, 
se convirtió en una herramienta oficial del CND para el cálculo del 
despacho coordinado, redespacho y cálculo de los precios del Sistema 
Eléctrico Colombiano. A pesar de la gran oportunidad de despacho, la gran 
complejidad  de estas aplicaciones en el corto plazo de tiempo del que se 
dispone para el cálculo, el DRP ha permitido mantener índices de 
oportunidad cercanos al 100% para una entrega de despacho programado 
final. 
 
• El DRP, que contiene restricciones de flujo de potencia DC, garantiza 
soluciones superiores a los patrones de calidad impuestos por la resolución 
colombiana. Adicionalmente, obtiene un programa óptimo de generación 
del Sistema Eléctrico Colombiano, considerando todas las reglas del 
Mercado Eléctrico Colombiano. 
 
• El DRP ofrece los siguientes resultados: programa de despacho para cada 
planta del sistema en MW, precios marginales nodales, precios marginales 
del sistema, intercambios entre áreas en MW, flujo en MW en las líneas de 
transmisión, unidades de generación despachadas para atender la 
seguridad del sistema, demanda no atendida, asignación de AGC, precios 
para las TIE.  
 
 
2.6 DESPACHO PROGRAMADO EN UN PERIODO DE TIEMPO 
 
Aunque el sistema de ecuaciones presenta acople temporal, para el trabajo 
realizado se requiere ejecutar el despacho para solo un periodo de tiempo, por 
lo tanto, se elimina el acople temporal y la solución se obtiene mediante 
programación lineal. 
 
2.6.1 Formulación matemática.  
 
El sistema matemático mencionado anteriormente con la variación 
correspondiente para un periodo de tiempo de 1 hora. 
 
(19)
 
donde: 
 
: Precio de oferta del recurso i ($/mwh), para un periodo de 1 hora. 
 Variable de decisión del nivel de generación i, para un periodo de 1 hora.
 
Sujeto a: 
Restricciones características técnicas de unidades de generación como: 
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• Limites de generación: 
 
(20)
 
 
• Restricciones de reserva secundaria de frecuencia. 
 
(21) 
  
(22) 
 
donde: 
 
 
Valor de reserva secundaria por encima, requerida en un periodo de 1 
hora. 
 
Valor de reserva secundaria por debajo, requerida en un periodo de 1 
hora. 
 
• Restricciones de límites de áreas eléctricas: 
 
(23)
  
(24)
 
donde: 
 
 
Variable de estado de intercambio de un área eléctrica a un periodo de 
1 hora. 
 
Valor de capacidad máxima de exportación del área eléctrica en un 
periodo de 1 hora. 
 
Valor de capacidad máxima de importación del área eléctrica en un 
periodo de 1 hora. 
: Valor de demanda del área eléctrica en un periodo de 1 hora. 
: Índice de las unidades de generación que se encuentran dentro del área eléctrica . 
 
• Restricción de flujos de potencia DC y balance total: 
 
(25)
  
(26)
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donde: 
 
 
Flujo de potencia activa en la línea de transmisión entre los nodos k y l en 
un periodo de tiempo de 1 hora. 
: Ángulo de tensión del nodo k en un periodo de tiempo de 1 hora. 
: Ángulo de tensión del nodo l en un periodo de tiempo de 1 hora. 
 Reactancia de la línea de transmisión entre los nodos k y l. 
: Transpuesta de la matriz de incidencia rama-nodo del sistema. 
 Valor de la demanda total en un periodo de 1 hora. 
 
 
2.6.2 Ejemplo de despacho programado en un periodo de tiempo: El 
sistema de potencia de la Fig. 2.12 está conformando por 2 grupos de 
generadores distribuidos de la siguiente manera: el primer grupo denominado 
G1 contiene dos unidades de 40 MW, una unidad de 20 MW y una unidad de 
10 MW; el segundo grupo de generadores denominado G2 contiene una unidad 
de 40 MW, cuatro unidades de 20 MW y dos de 5 MW. Para este ejemplo no se 
considera la restricción de reserva secundaria. 
 
Figura 2. 1 Sistema de prueba 
 
 
 
L1 L6 L2
L3
L5
L9
L4
L8
L7
80 MW
40 MW
N4
85 MW
N3 
40MW
N5
80MW
N6
G2 
N2
G1
N1 
2x40MW 
1x20MW 
1x10MW 
1x40MW 
4x20MW 
2x5MW 
Área 3 
Área 2 Área 1 
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Los valores correspondientes a las líneas y los generadores del sistema 
anterior se muestran en las siguientes tablas: 
 
Tabla 2. 1 Características de las líneas 
Línea Nodos Impedancia (P.U) S (P.U) Longitud (KM) Inicial Final R X 
1 1 3 0.0342 0.180 0.85 75 
2 2 4 0.1140 0.600 0.71 250 
3 1 2 0.0912 0.480 0.71 200 
4 3 4 0.0228 0.120 0.71 50 
5 3 5 0.0228 0.120 0.71 50 
6 1 3 0.0342 0.180 0.85 75 
7 2 4 0.1140 0.600 0.71 250 
8 4 5 0.0228 0.120 0.71 50 
9 5 6 0.0228 0.120 0.71 50 
 
Datos base: 
SB =100 MW 
VB = 230 Kv 
 
Tabla 2. 2 Oferta de los generadores 
Unidad 
(MW) Tipo 
Número 
de 
Unidades 
Oferta 
($/MW) 
GMIN 
(MW) 
G MAX 
(MW) 
µ 
(fallas/hora) Disponibilidad
40 Hidráulica 1 0.50 0 40 3.424E-4 3.5244E-4 
20 Hidráulica 2 0.50 0 20 2.738E-4 2.8019E-4 
40 Térmica 2 12 0 40 6.849E-4 7.258E-4 
20 Térmica 1 12.25 0 20 5.707E-4 5.989E-4 
10 Térmica 1 12.50 0 10 4.56E-4 4.739E-4 
20 Hidráulica 2 0.50 0 20 2.738E-4 2.8019E-4 
5 Hidráulica 2 0.50 0 5 2.28E-4 2.324E-4 
 
Para este sistema, teniendo en cuenta los datos anteriores y basado en la 
simulación en Matlab, que se utilizo para validar este método (anexo 2) se 
tienen los siguientes resultados: 
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Tabla 2. 3 Resultados obtenidos del despacho programado en un periodo de tiempo 
Generador Tipo Capacidad 
(MW) 
Despacho 
(MW) 
Holgura 
(%) 
Flujos
1 Hidráulica 40 40 0 0.4437
2 Hidráulica 20 20 0 0.3813
3 Hidráulica 20 20 0 0.3374
4 Térmica 40 27.5 0.125 0.1084
5 Térmica 40 27.5 0.125 0.1458
6 Térmica 20 0 0.2 0.4437
7 Térmica 10 0 0.1 0.3813
8 Hidráulica 20 20 0 0.2542
9 Hidráulica 20 20 0 0.2000
10 Hidráulica 5 5 0  
11 Hidráulica 5 5 0  
 
Limites de intercambio: Área 1: 0.7 MW 
Área 2: 0.3 MW 
Área 3: 0.4 MW 
Costo de generación: 7.2500 $/MWh 
 
2.6.3 Ejemplo de cálculo del criterio VERPC: Haciendo referencia al sistema 
de la figura 2.1 y a los resultados de despacho y disponibilidad arrojados por 
este, se tienen los siguientes valores utilizando la ecuación (3) para cada uno 
de los subsistemas de la siguiente manera: 
 
• Subsistema 1.  
 
 
 
 
 
 
 
• Subsistema 2. 
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• Subsistema 3. 
 
 
 
 
 
En el subsistema 3 el VERPC es cero, ya que no hay generación en esta. 
Utilizando la ecuación (4), tenemos que el promedio aritmético para los valores 
de VERPC calculados es: 
 
 
 
 
 
 
 
 
Siguiendo la metodología mencionada en la sección 2.4.3 se seleccionan las 
subáreas que presentan un valor de VERPC mayor al del promedio aritmético y 
en estas se modifica el despacho haciendo modificaciones en todas las plantas 
(ver anexo 3), quedando el modelo de la siguiente manera: 
 
Tabla 2. 4 oferta de los generadores analizando el VERPC 
Unidad 
(MW) Tipo 
Número DE 
Unidades 
Oferta 
($/MW) 
GMIN 
(MW) 
G MAX 
(MW) 
40 Hidráulica 1 0.50 20 40 
20 Hidráulica 2 0.50 10 20 
40 Térmica 2 12 20 40 
20 Térmica 1 12.25 10 20 
10 Térmica 1 12.50 5 10 
20 Hidráulica 2 0.50 10 20 
5 Hidráulica 2 0.50 3 5 
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Tabla 2. 5 Resultados obtenidos del despacho programado en un periodo de tiempo modificado 
Generador Tipo Capacidad 
(MW) 
Demanda 
(MW) 
Holgura 
(%) 
Flujos
1 Hidráulica 40 39.25 0.0075 0.4563
2 Hidráulica 20 19.16 0.0084 0.3687
3 Hidráulica 20 19.16 0.0084 0.3126
4 Térmica 40 20 .2 0.0916
5 Térmica 40 20 .2 0.1542
6 Térmica 20 10 .1 0.4563
7 Térmica 10 10 0 0.3687
8 Hidráulica 20 19.16 0.0084 0.2458
9 Hidráulica 20 19.16 0.0084 0.2000
10 Hidráulica 5 4.56 0.0044  
11 Hidráulica 5 4.56 0.0044  
 
Limites de intercambio: Área 1: 0.65 MW 
Área 2: 0.25 MW 
Área 3: 0.40 MW 
Costo de generación: 7.9000 $/MWh 
 
Utilizando las ecuación (3) para cada una de los subsistemas, se tiene  el 
siguiente resultado: 
 
• Subsistema 1.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
• Subsistema 2. 
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• Subsistema 3. 
 
 
 
 
 
En la subárea 3 el VERPC es cero, ya que no hay generación en esta. 
Utilizando la ecuación (4), tenemos que el promedio aritmético para los valores 
de VERPC calculados es: 
 
 
 
 
 
 
 
 
Haciendo los cambios en los límites inferiores de generación para todas las 
plantas del sistema, se presenta un incremento en el costo total del despacho 
para esta hora, además de que el promedio aritmético del VERPC viola los 
límites en ambas subáreas. 
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3. CONCEPTOS DE CONFIABILIDAD EN LA CAPACIDAD DE 
GENERACIÓN 
 
 
En la actualidad los sistemas eléctricos de potencia son elementos claves de la 
sociedad, proporcionan la energía eléctrica con la calidad adecuada para suplir 
de manera optima las necesidades del hombre moderno ya que la falta de 
suministro eléctrico tiene un impacto muy grande en los consumidores, que 
puede ser de índole social, económica, etc.  
 
Hoy día es más importante para los ingenieros diseñar y operar sistemas 
eléctricos que, no sólo tengan la máxima eficiencia, sino que, además, tengan 
el más alto grado de seguridad y confiabilidad durante su vida útil, esto se ha 
modelado por medio de métodos probabilísticos para la evaluación cuantitativa 
de dichos parámetros. 
 
En este proceso de evaluación de confiabilidad, la probabilidad y la estadística 
se han convertido en herramientas esenciales para el manejo de la 
incertidumbre, ya que los criterios de seguridad utilizados en dichas 
metodologías  se basan en  modelos probabilísticos que permiten distinguir  
una región de falla y una región segura. 
 
La confiabilidad es la probabilidad que un dispositivo tenga un adecuado  
desempeño para un periodo de tiempo bajo unas condiciones de operación 
dadas. En esencia, todas las técnicas se preocupan por la conducta futura de 
un componente o  un sistema que puede definirse como de naturaleza  
estocástica, es decir, que varía aleatoriamente con el tiempo. Sin embargo, esa 
teoría de probabilidad sola no puede predecir la fiabilidad o la seguridad de un 
sistema. La valoración requiere su plan, la manera que opera, la manera que 
falla, su ambiente y las tensiones a que se sujeta, para una evaluación 
completa de este. 
 
Para dicha evaluación no existe una sola técnica universal que pueda cumplir 
con todos los criterios, esto depende del problema que se esté tratando. Por lo 
cual la validez del análisis de confiabilidad de un sistema está directamente 
relacionada con la del modelo usado para su representación [9]. 
 
3.1 TIPOS DE MODELOS PROBABILÍSTICOS PARA ESTUDIOS DE 
CONFIABILIDAD 
 
Modelo probabilístico, es la forma que pueden tomar un conjunto de datos 
obtenidos de muestreos de datos con un comportamiento que se supone 
aleatorio.
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Para esto se toma en cuenta que el sistema de potencia contiene una serie de 
componentes que pueden ser considerados como reparables o no reparables:  
 
3.1.1 Sistema no reparable: Es un sistema que se descarta la primera vez que 
deja de operar satisfactoriamente, cuando  falla en cumplir alguna de sus 
funciones. Un sistema no reparable puede ser considerado como una “parte” 
de un sistema mayor no reparable o reparable; a su vez, el sistema no 
reparable también puede tener trayectorias reparables [10]. 
 
3.1.2 Sistema reparable: Es aquel que cada vez que falla en cumplir alguna 
de sus funciones puede ser restaurado para que cumpla todas sus funciones 
mediante cualquier método como el reemplazo de algún componente, 
exceptuando el reemplazo del sistema completo. Un sistema reparable puede 
tener partes o subsistemas reparables y no reparables. Dependiendo de la tasa 
de fallas encontrada en los registros operativos debe escogerse la distribución 
de probabilidad que modele los tiempos para falla del componente. 
 
El modelamiento probabilístico de sistemas de potencia maneja cuatro tipos 
básicos que son descritos a continuación: 
 
3.1.3 Modelo interno: Se plantea un modelo probabilístico en términos de las 
variables que describen el fenómeno que produce la transición del estado 
“bueno” al estado “fallado”. Es decir se estudia lo que pasa dentro del 
componente. 
 
3.1.4 Modelo externo: Se plantea un modelo probabilístico únicamente en 
términos del tiempo de transición del estado “bueno” al estado “fallado”. Este es 
llamado “externo” pues no se ocupa de lo que sucede internamente en el 
componente para que pase del estado “bueno” al estado “fallado”. Este tipo de 
modelo es completamente estadístico y plantea modelos de dos estados o 
multiestado, que se describen a continuación. 
 
3.1.5 Modelo de dos estados: En este modelo solo existen dos estados 
operativos de interés: el estado de operación satisfactoria y el estado de falla. 
Es el modelamiento más utilizado. Se utilizan distribuciones de probabilidad 
sencillas para el componente no reparable y procesos estocásticos para el 
componente reparable. 
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Figura 3. 1 Diagrama de estados para un componente no reparable y su secuencia operativa en el 
tiempo. 
 
 
 
Figura 3. 2 Diagrama de dos estados para un componente reparable y su secuencia operativa en el 
tiempo 
 
El modelo clásico para componentes no reparables es el de dos estados que 
se muestra en la parte izquierda de la figura 3.1. A la derecha de esta figura se 
muestra la secuencia operativa del componente. La transición del estado 
“bueno” al estado “fallado” ocurre en un tiempo aleatorio tfalla ó ttf (time to 
failure). Este tiempo indica cuánto vive el componente. 
 
La variable t representa el tiempo de operación del componente. En t = 0 el 
componente se considera nuevo o bueno; en t = ∞ el componente habrá 
fallado. 
 
El tiempo de operación t siempre se refiere a un periodo de tiempo que se 
encuentra referenciado con respecto al cero. No debe pensarse que t es un 
instante de tiempo. 
 
Respecto al modelo de dos estados para un componente reparable, se definen 
dos funciones, una para el estado operativo y otra para el estado de falla. Para 
su evaluación se requieren dos índices, la tasa de falla (λ) y la tasa de 
reparación (µ). 
 
3.1.6 Modelo multiestado: En este modelo se definen varios estados 
operativos de interés. Cuando solo es posible la transición entre estados 
ttf  
ttr  
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adyacentes, este modelo se denomina “proceso de nacimiento y muerte”. Se 
utilizan procesos estocásticos. 
 
 
3.2 PARÁMETROS PROBABILÍSTICOS PARA ESTUDIOS DE 
CONFIABILIDAD 
 
3.2.1 Tasa de reparación: Se denomina tasa de reparación (µ) de un 
componente, a la tasa de eventos de reparación de la función de dicho 
componente. 
 
3.2.2 Tasa de fallas: Se denomina tasa de fallas (λ) de un “componente” a la 
relación entre el número de fallas que experimenta el componente por unidad 
de tiempo en que se encuentra operando. En confiabilidad es común asumir 
que la tasa de fallas durante la vida operativa de un componente sigue la curva 
en forma de tina (bath-tub) presentada en la figura 3.5. Cuyo origen al parecer 
se remonta a 1693. 
 
Figura 3. 3 Tasa de fallas de un componente 
 
 
 
Esta curva tiene 3 periodos: 
 
Periodo infantil. La tasa de fallas decrece con el tiempo. Las fallas ocurren 
debido a errores de diseño o fabricación. Una vez se revisa el diseño o se 
ajusta el componente empieza su vida útil. 
 
Vida útil.  La tasa de fallas es constante y tiene el valor más bajo. Las fallas 
ocurren en forma completamente aleatoria. Entonces, el asumir que un 
componente tiene tasa de fallas constante implica asumir que está en su vida 
útil y viceversa. Si se asume que un componente tiene una tasa de fallas 
constante su función de vida será la distribución exponencial y viceversa. 
 
Obsolescencia.  La tasa de fallas crece con el tiempo 
3.2.3 Tiempo promedio para fallas 
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(1)
 
  
dónde: 
 
 Número de muestras para tiempos de falla. 
 Tiempos de falla. 
 
Para aplicar la ecuación se requiere tener una muestra de n tiempos para falla, 
no se requiere conocer el tamaño de la población de componentes, lo cual es 
muy útil si ésta es infinita. 
 
Si previamente se ha calculado la tasa promedio de fallas λ, el tiempo promedio 
para falla se puede calcular como: 
 
 
(2)
 
 
Al aplicar esta ecuación se asume que la vida del componente está distribuida 
exponencialmente, pues es en esta distribución donde se cumple esta relación 
y la tasa de eventos es constante. Los valores obtenidos mediante esta 
ecuación son muy altos pues se asume que el componente está en su periodo 
de vida útil. 
 
3.2.4 Tasa de reemplazo de desconexión (ORR, Outage Replacement 
Rate): Las fallas y reparaciones  de unidades modeladas en dos estados tienen 
una distribución exponencial ya que presenta una tasa de eventos constante. 
 
Es posible demostrar que la probabilidad que el sistema se encuentre en los 
estados de operación y de falla, son los siguientes respectivamente: 
 
(3)
 
  
(4)
 
donde: 
 Tasa de falla. 
 Tasa de reparación. 
 Tiempo para reemplazar el generador en servicio.
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Tomando un tiempo t muy corto, tenemos que μ ≈ 0 y haciendo una expansión 
en series de Taylor, tenemos:  
 
(5)
  
3.2.5 Tasa de salida forzada: El ORR representa la probabilidad que una 
unidad falle y no sea reemplazada en un tiempo t. El ORR está directamente 
asociada con la tasa de salida forzada (FOR, Forced Outage Rate) usada en 
estudios de planeación. La única diferencia del ORR es que no es una 
característica fija de una unidad de generación, esta es una cantidad 
dependiente del tiempo, o sea, que se ve afectada por el tiempo t  que está 
siendo considerado. 
 
 
3.3 MODELO DEL SISTEMA DE GENERACIÓN: 
 
Los conceptos de disponibilidad e indisponibilidad que se ilustran en las 
siguientes ecuaciones están asociadas con un modelo simple de dos estados, 
este está directamente aplicado en base a la unidad de generación de carga, 
ya sea que esté operando normalmente o fuera de servicio forzado 
 
 
Indisponibilidad: 
(6) 
   
(7) 
 
 
Disponibilidad: 
 
(8) 
 
  
(9) 
 
 
donde: 
 
 Tasa de falla esperada. 
 Tasa de reparación esperada.
 Tiempo de falla (1/ λ). 
 Tiempo de reparación (1/ μ). 
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 Tiempo entre fallas (1/f). 
 Ciclo de frecuencia (1/T). 
 Ciclo de tiempo (1/f). 
 
 
3.4 MÉTODOS PROBABILÍSTICOS PARA LA GENERACIÓN DE ENERGÍA 
 
Uno de los aspectos más importantes para el planeamiento y la operación del 
sistema de potencia es la determinación de la cantidad requerida de capacidad 
de generación, esta debe asegurar un suministro adecuado de energía 
eléctrica. 
 
Este concepto de generación puede ser dividido en dos áreas conceptualmente 
diferentes, que son denominadas como capacidad estática y capacidad de 
operación, estas relacionan la evaluación a largo plazo y corto plazo 
respectivamente, con la capacidad requerida para encontrarse a un nivel de 
carga dado. 
 
El área estática puede ser considerada como la capacidad instalada que debe 
planearse y construirse en base a las exigencias del sistema. La reserva 
estática debe ser suficiente para cubrir el tiempo que dure la contingencia del 
sistema, imprevistos de carga o posibles salidas no programadas. Para 
modelar estas fluctuaciones del sistema se ha desarrollado una práctica 
durante muchos años, que consiste en medir la capacidad planeada e instalada 
de ambas áreas en términos del porcentaje de reserva. Una observación 
importante en el uso del porcentaje de reserva es la tendencia a comparar la 
capacidad relativa proporcionada por sistemas totalmente diferentes en base a 
los picos de carga experimentales sobre el mismo período de tiempo para cada 
sistema. Cuando los sistemas que se van a comparar tienen diferentes 
características de carga y diferentes tipos y tamaños de instalación o 
planeación de capacidad de generación, se presentan diferencias gracias a las 
características de cada uno de los sistemas, aunque tengan picos de carga de 
igual magnitud. 
 
La aplicación de métodos de probabilidad al problema de capacidad estática 
proporciona bases analíticas para determinar la capacidad planeada del 
sistema, la capacidad de interconexiones, los efectos de tamaño y diseño de la 
unidad, efectos de horarios de mantenimiento y otros parámetros del sistema.  
El criterio de porcentaje de reserva no debe exceder la reserva de capacidad 
de la unidad más grande en el sistema más un porcentaje, que es un 
porcentaje fijo de la capacidad total del sistema total. 
 
Se muestra a continuación una técnica usada para evaluar el modelo de 
generación, este cosiste en tres partes: modelo de generación, modelo de 
riesgo y modelo de carga. Se combinan la generación y modelos de carga para 
formar al modelo de riesgo apropiado. Los Índices calculados normalmente no 
incluyen las restricciones de transmisión. Los Índices calculados en este caso 
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no reflejan las deficiencias de generación en cualquier punto de carga pero 
miden la suficiencia total del sistema de generación.  
 
El parámetro básico usado para determinar la capacidad de generación es la 
probabilidad de encontrar la unidad de salida no planeada en algún momento 
en el futuro. Esta probabilidad está definida como una unidad de 
indisponibilidad, e históricamente en aplicaciones de sistemas de potencia es 
conocida como FOR [9]. 
 
En el caso de generación con ciclos de operación relativamente largos, el 
índice FOR es adecuado para estimar la probabilidad pero no proporciona una 
estimación adecuada cuando el ciclo de demanda es relativamente corto. 
Además de esto, el período más crítico en el funcionamiento de una unidad es 
el período arranque, y en comparación con la base de unidad de carga, una 
unidad alcanzando su pico de demanda tendrá menos horas de operación y 
muchos más arranques y paradas. Estos aspectos también deben ser incluidos 
para llegar a determinar las indisponibilidades de la unidad en el futuro. 
 
La perdida de carga en un modelo de generación es conocida como 
probabilidad de falla. Esta se obtiene fácilmente usando distribución binomial, 
es un procedimiento estadístico, que trata de una distribución de probabilidad 
discreta del numero de éxitos en una secuencia de n experimentos 
independientes e idénticos, cada uno de los cuales tiene probabilidad θ de 
ocurrir. Su distribución de probabilidad está dada por: 
 
(10)
 
Para  
Siendo las combinaciones de n en x: 
 
(11)
   
donde: 
 Plantas no disponibles 
 Número de plantas totales del sistema
 FOR 
 
3.4.1 Ejemplo de aplicación del método probabilístico 
 
Considérese el sistema mostrada en la sección 2.3.2, con los datos siguientes: 
2 grupos de generadores, con 11 unidades de generadores, a cargas y 9 líneas 
de transmisión. El nivel de voltaje para el sistema de transmisión es 230 kV, la 
carga pico del sistema es 185 MW y la capacidad total instalada es de 240 MW. 
Los datos de las unidades generadoras se muestran en las tablas 3.1 y 3.2. 
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Figura 3. 4  Sistema de prueba 
 
 
Tabla 3. 1 Datos de confiabilidad para las unidades de generación 
UNIDAD 
(MW) 
TIPO NÚMERO DE 
UNIDADES 
FOR λ 
(fallas/año) 
ORR (para 1 
hora) 
5 Hidráulica 2 0.010 2 0,000228311 
10 Térmica 1 0.020 4 0,000456621 
20 Hidráulica 4 0.015 2.4 0,000273973 
20 Térmica 1 0.025 5 0,000570776 
40 Hidráulica 1 0.020 3 0,000342466 
40 Térmica 2 0.030 6 0,000684932 
 
Los valores anteriores se deducen utilizando la ecuación (6) haciendo la 
respectiva conversión de unidades de tiempo. 
 
Aplicando la distribución binomial (ecuación 10) se obtienen las probabilidades 
de capacidad de generación por fuera de servicio mostradas en las tablas 3.2 a 
3.7 
 
 
 
 
L1 L6 L2
L3
L5
L9
L4
L8
L7
80 MW
40 MW
N4
85 MW
N3 
40MW
N5
80MW
N6
G2 
N2
G1
N1 
2x40MW 
1x20MW 
1x10MW 
1x40MW 
4x20MW 
2x5MW 
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Tabla 3. 2 Probabilidad de salida de la planta 1 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0.9801 
5 0.0198 
10 0.0001 
 
Tabla 3. 3 Probabilidad de salida de la planta 2 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0.98 
10 0.02 
 
Tabla 3. 4 Probabilidad de salida de la planta 3 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0.941336 
20 0.05734 
40 0.001309 
60 0.00001329 
80 0.0000000050 
 
Tabla 3. 5 Probabilidad de salida de la planta 4 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0.975 
20 0.025 
 
Tabla 3. 6 Probabilidad de salida de la planta 5 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0.98 
40 0.02 
 
Tabla 3. 7 Probabilidad de salida de la planta 6 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0.9409 
40 0.0582 
80 0.0009 
 
Haciendo la respectiva combinación de probabilidades de salida para los 
valores anteriores, se tiene la siguiente tabla: 
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Tabla 3. 8 Combinación de probabilidades de salida 
Capacidad fuera de servicio (MW) Probabilidad 
0 0,81285914 
5 0,0164214 
10 8,29363E-05 
10 0,016588962 
10 0,000325144 
15 1,64214E-06 
15 1,58544E-06 
20 0.0000000050 
 
Haciendo la respectiva productoria entre el número de plantas disponibles y 
sus diferentes estados se tienen 360 posibles combinaciones. 
 
Se puede notar que este método para un sistema practico con un número 
elevado de plantas presenta un gran número de combinaciones posibles para 
un mismo valor de capacidad de generación, lo que convierte esta metodología 
en dispendiosa y poco eficiente a la hora de manejar sistemas de potencia más 
grandes, por lo cual se intenta eliminar este problema con un algoritmo 
recursivo para construir un modelo optimo de capacidad. 
 
 
3.5 ALGORITMO PARA LA CONSTRUCCIÓN DEL MODELO DE 
CAPACIDAD DE CARGA 
 
 
El modelo de capacidad puede ser creado usando un simple algoritmo en el 
que pueden ser adicionadas y removidas las unidades de generación según 
sea la necesidad. Esta aproximación es usada para un modelo de dos estados 
de las unidades dentro del modelo de generación. 
 
La probabilidad acumulada para un estado con una capacidad de salida de X 
(MW), con una unidad de capacidad de C (MW) y un FOR de U, esta dado por 
la siguiente ecuación: 
 
 
(12)  
 
donde: 
 
  y  denotan la probabilidad acumulada de la capacidad de salida del 
estado de X MW antes y después de que la otra unidad es adicionada. Esta 
expresión es inicializada en =1.0 para X≤ 0 y =0 
 
La probabilidad del sistema de capacidades de salida se construye de manera 
secuencial siguiendo los siguientes pasos: 
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Paso 1: 
 
P(0)= (1 - 0.01)(1) + (0.01)(1)= 1.0 
P(5)= (1 - 0.01)(0.0198) + (0.01)(1)= 0.029602 
P(10)= (1 - 0.01)(0) + (0.01)(1)= 0.01 
 
Paso 2: 
 
P(0)= (1 - 0.01)(1)+(0.01)(1)= 1.0 
P(5)= (1 - 0.01)(0.029602)+(0.01)(1)= 0.03930598 
P(10)= (1 - 0.01)(0.01)+(0.01)(1)= 0.0199 
P(15)= (1- 0.02)(0)+(0.02)(0.029602)= 0.00059204 
P(20)= (1- 0.02)(0)+(0.02)(0.01)= 0.0002 
 
Paso 3: 
 
P(0)= (1 - 0.01)(1)+(0.01)(1)= 1.0 
P(5)= (1 - 0.01)(0.03930598)+(0.01)(1)= 0.0489129202 
P(10)= (1 - 0.01)(0.0199)+(0.01)(1)= 0.029701 
P(15)= (1- 0.02)(0.00059204)+(0.02)(1)= 0.0205801992 
P(20)= (1- 0.02)(0.0002)+(0.02)(1)= 0.020196 
P(25)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.03930598)= 0.0005895897 
P(30)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.0199)= 0.0002985 
P(35)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.00059204)= 0.0000088806 
P(40)= (1- 0.015)(0)+(0.015)( 0.0002)= 0.000003 
 
Paso 4: 
 
P(0)= (1 - 0.01)(1)+(0.01)(1)= 1.0 
P(5)= (1 - 0.01)( 0.0489129202)+(0.01)(1)= 0.058423791 
P(10)= (1 - 0.01)( 0.029701)+(0.01)(1)= 0.03940399 
P(15)= (1- 0.02)( 0.0205801992)+(0.02)(1)= 0.040168595 
P(20)= (1- 0.02)( 0.020196)+(0.02)(1)= 0.03979208 
P(25)= (1 - 0.015)( 0.0005895897)+(0.015)( 0.03930598)= 0.001170336 
P(30)= (1 - 0.015)( 0.0002985)+(0.015)( 0.0199)= 0.000592523 
P(35)= (1 - 0.015)( 0.0000088806)+(0.015)( 0.00059204)= 1.7628e-5 
P(40)= (1- 0.015)( 0.000003)+(0.015)( 0.0002)= 0.000005955 
P(45)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.0005895897)= 8.84385e-6 
P(50)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.0002985)= 4.4775e-6 
P(55)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.0000088806)= 1.33209e-7 
P(60)= (1- 0.015)(0)+(0.015)( 0.000003)= 0.000000045 
 
Paso 5: 
 
P(0)= (1 - 0.01)(1)+(0.01)(1)= 1.0 
P(5)= (1 - 0.01)( 0.058423791)+(0.01)(1)= 0 
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P(10)= (1 - 0.01)( 0.03940399)+(0.01)(1)= 0.0490099501 
P(15)= (1- 0.02)( 0.040168595)+(0.02)(1)=0.0593652231  
P(20)= (1- 0.02)( 0.03979208)+(0.02)(1)= 0.0589962384 
P(25)= (1 - 0.015)( 0.001170336)+(0.015)( 0.03930598)= 0.00174237066 
P(30)= (1 - 0.015)( 0.000592523)+(0.015)( 0.0199)= 0.000882135155 
P(35)= (1 - 0.015)( 1.7628e-5)+(0.015)( 0.00059204)= 0.00002624418 
P(40)= (1- 0.015)( 0.000005955)+(0.015)( 0.0002)= 0.000008865675 
P(45)= (1 - 0.015)( 8.84385e-6)+(0.015)( 0.0005895897)= 1.75549885 e-5 
P(50)= (1 - 0.015)( 4.4775e-6)+(0.015)( 0.0002985)=8.8878375e-6 
P(55)= (1 - 0.015)( 1.33209e-7)+(0.015)( 0.0000088806)= 4.6996135e-8 
P(60)= (1- 0.015)( 0.000000045)+(0.015)( 0.000003)= 89.325e-9 
P(65)= (1- 0.015)(0)+(0.015)( 0.001170336)= 0.00001755504 
P(70)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.000592523)= 0.000008887845 
P(75)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 1.7628e-5)= 0.00000026442 
P(80)= (1 - 0.015)(0)+(0.015)( 0.000005955)= 8.9325e-9 
 
De igual forma el procedimiento continúa hasta que se puede ver que en un 
sistema básico de potencia, la probabilidad de tener una gran cantidad de 
capacidad fuera de servicio por lo general es bastante pequeña. 
 
Se encuentra que esta metodología es mucho más eficiente que la anterior, 
para presentar un modelo optimo de un sistema de potencia. En el anexo 1 se 
ilustra un código para el cálculo de la probabilidad de salida forzada realizado 
en Matlab, a continuación se muestran los resultados obtenidos con él. 
 
Tabla 3. 9 Probabilidad de salida forzada 
Capacidad Probabilidad acumulada 
Salida (MW) Disponible (MW) 1 hora 
0 240 1.0000 
5 235 0.0043 
10 230 0.0038 
15 225 0.0034 
20 220 0.0034 
25 215 0.0017 
30 210 0.0017 
35 205 0.0017 
40 200 0.0017 
45 195 0 
50 190 0 
55 185 0 
60 180 0 
65 175 0 
70 170 0 
75 165 0 
80 160 0 
85 155 0 
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90 150 0 
95 145 0 
100 140 0 
105 135 0 
110 130 0 
115 125 0 
120 120 0 
125 115 0 
130 110 0 
135 105 0 
140 100 0 
145 95 0 
150 90 0 
155 85 0 
160 80 0 
165 75 0 
170 70 0 
175 65 0 
180 60 0 
185 55 0 
190 50 0 
195 45 0 
200 40 0 
205 35 0 
210 30 0 
215 25 0 
220 20 0 
225 15 0 
230 10 0 
235 5 0 
240 0 0 
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4. RESERVA RODANTE 
 
 
La industria eléctrica se caracteriza por el hecho de que la energía eléctrica 
debe ser transportada de los centros de producción a los de consumo a través 
de una red, ya que no es posible almacenar grandes cantidades de energía 
eléctrica de una manera rentable; esto motiva que sean necesarios unos 
complejos mecanismos de control orientados a mantener en todo momento el 
equilibrio entre la potencia generada y la consumida de forma que no 
perjudique la frecuencia. 
 
Teniendo en cuenta este criterio se maneja la reserva operativa en el sistema 
eléctrico de potencia dentro de la cual a su vez, se implementa el concepto de 
reserva rodante, es decir la suma de las diferencias entre la máxima capacidad 
de carga de cada una de las unidades en servicio en el sistema y la carga real 
conectada a cada unidad, en su momento debe ser mayor o igual que la 
reserva estimada como mínimo para entregar al sistema en caso de que una o 
varias unidades fallen o la carga predicha presente inexactitudes [1].  
 
Uno de los aspectos más importantes que se debe considerar en la 
programación de unidades es el relativo a la preservación o mantenimiento de 
una reserva rodante en línea. Esta  debe presentarse en cada momento y  
debe ser suficiente para garantizar, un adecuado control de generación y un 
eficaz reemplazo de una cantidad razonable de generación en caso de que 
ésta se pierda por causa de una falla.  
 
 
4.1 TIPOS DE RESERVA DE POTENCIA ACTIVA 
 
La disponibilidad de una reserva en el sistema depende de la capacidad de 
respuesta de cada planta a los cambios de carga. Las plantas hidráulicas 
reaccionan rápidamente, mientras que las térmicas son mucho más lentas, por 
esta razón se hace necesario clasificar los posibles tipos de reserva con que el 
sistema debe contar para satisfacer las necesidades que se puedan presentar. 
 
Cada tipo de reserva de potencia activa debe reponer a la inmediatamente 
anterior. La capacidad reservada por estos grupos de control está distribuida 
por todo el Sistema Eléctrico de Potencia, y este considera  el uso efectivo de 
la reserva rodante en una emergencia.  
 
Dentro de los tipos de reserva se encuentran: 
 
4.1.1 Reserva rápida: Está a disposición para cubrir el déficit de potencia en 
los primeros minutos de la falla y debe ser asumida principalmente por las 
plantas hidráulicas y las térmicas a gas de todas las  subareas que integran el 
sistema interconectado. Transcurridos algunos minutos, el área donde se 
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presento el problema debe en lo posible cubrir el déficit por sí misma, con sus 
propios recursos con el fin de descargar a las otras áreas. 
 
4.1.2 Reserva lenta.  Esta reserva cubre el déficit de potencia  que había sido 
asumido por la reserva rápida en lo posible con plantas térmicas o con algunas 
plantas hidráulicas, con el fin de que esta reserva rápida quede libre y pueda 
estar a disposición del sistema en caso de nuevas contingencias. El tipo de 
acceso de reserva lenta que utiliza unidades térmicas puede oscilar entre 
media hora y 8 horas, dependiendo del estado inicial térmico de las plantas a 
utilizar. Si es necesario arrancar algunas plantas desde el nivel frío, entonces 
es lógico que la reserva lenta pueda utilizar plantas que antes no aportaban 
ninguna reserva rodante [7]. 
 
4.1.3 Reserva bruta de energía.  Es el total de energía almacenada en un 
embalse, desde la cota mínima de captación hasta su valor máximo. 
 
4.1.4 Reserva de regulación primaria.  Es la reserva de regulación primaria 
que responde a cambios súbitos de frecuencia en un lapso de 0 a 10 
segundos. La variación de carga de la planta debe ser sostenible al menos 
durante los siguientes 30 segundos. 
 
4.1.5 Reserva de regulación secundaria.  Es la reserva rodante en las 
plantas que responden a la variación de generación y que debe estar 
disponible a los 30 segundos a partir del momento en que ocurra el evento. En 
esta se encuentra ubicado el AGC y debe poder sostenerse al menos durante 
los siguientes 30 minutos de tal forma que tome la variación de las 
generaciones de las plantas que participaron en la regulación primaria. 
 
4.1.6 Reserva neta de energía.  Es la reserva bruta menos la energía no 
disponible por cualquier tipo de causa. 
 
4.1.7 Reserva operativa.  Es la diferencia entre la suma de las capacidades 
disponibles de las unidades generadoras y la suma de la generación 
programada de las mismas en la hora considerada. 
 
4.1.8 Reserva para regulación de frecuencia.  Parte de la reserva rodante 
destinada a realizar la regulación de frecuencia. 
 
4.1.9 Reserva rodante.  Es la parte de la reserva operativa ubicada en las 
plantas que están operando y pueden responderé a cambios de generación en 
periodos de hasta 30 segundos [12]. 
 
 
4.2 NIVELES DE CONTROL 
 
Los generadores que alimentan la demanda del Sistema Interconectado 
Nacional (SIN) están obligados a participar en el control de voltaje, por medio 
de la generación de potencia reactiva. La tensión puede ser controlada de 
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forma directa por medio de la inyección de reactivos los cuales pueden ser 
proporcionados por diferentes elementos como generadores, condensadores 
síncronos y dispositivos basados en electrónica de potencia entre otros. En 
particular, los mecanismos de control de tensión se realiza de acuerdo a los 
siguientes tres niveles [1]: 
 
4.2.1 Control primario.  Se realiza en las subestaciones o centrales 
generadoras en forma automática o manual, se destaca por regular la 
velocidad de los grupos generadores. 
 
4.2.2 Control secundario.  Se realiza por medio del control automático de 
generación (AGC), sobre el nivel primario de control, manteniendo el voltaje 
dentro de una banda especificada por el nivel terciario de control. 
 
4.2.3 Control terciario.  Es el control automático o manual que realiza el 
Centro Nacional de Despacho (CND) con el objeto de coordinar la operación de 
las áreas de control para garantizar en lo posible la operación segura y 
eficiente del SIN, este determina los voltajes para ser fijados en los nodos de 
cada una de las áreas de control. 
 
En casos de niveles bajos de tensión puede ser necesario el deslastre de 
cargas, que es la desconexión de  ciertos tipos de cargas seleccionadas de 
acuerdo al grado de importancia de éstas dentro de la red. 
 
Es imprescindible asignar a ciertos generadores la responsabilidad de 
responder a las señales enviadas por estos mecanismos de control. La 
capacidad reservada por estos grupos debe considerarse como un servicio 
más consumido por el sistema. 
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5. RESERVA RODANTE EN EL SISTEMA ELÉCTRICO COLOMBIANO 
 
En el caso colombiano, la CREG es la encargada de regular el cálculo de la 
reserva rodante, para esto se vale de criterios establecidos para tales efectos, 
los cuales se mencionan a continuación: 
 
 
5.1 OBLIGATORIEDAD COMERCIAL DE LA PRESTACIÓN DEL SERVICIO 
DE REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA.  
 
Todo generador despachado será responsable comercialmente, de contribuir 
con una potencia en giro que será proporcional a la potencia despachada en 
cada hora. La proporción de la potencia en giro se denominará Holgura (H) y 
será igual, en porcentaje, para todas las plantas o unidades de generación 
despachadas en la hora correspondiente. 
 
El Centro Nacional de Despacho - CND determinará la Holgura H(%) de 
potencia horaria en giro, que cada generador despachado debe aportar 
comercialmente para la Regulación Secundaria de Frecuencia. Los valores de 
H pueden variar horariamente de acuerdo con los niveles de carga previstos. 
 
 
5.2 CONTRIBUCIÓN A LA POTENCIA EN GIRO. 
 
La contribución de cada generador a la potencia en giro podrá ser suplida con 
sus propias plantas o unidades generadoras, o bien con plantas o unidades 
generadoras de terceros. Las reglas aplicables son las siguientes[13]: 
 
a) Cada generador efectuará las ofertas horarias de acuerdo con la 
reglamentación vigente. La obligatoriedad comercial de Regulación 
Secundaria de Frecuencia, puede ser suplida con su propia planta o 
unidad de generación, mediante contratos de traspaso de Holgura 
suscritos con otros agentes mediante los cuales estos últimos asuman la 
responsabilidad por la Holgura, o en la bolsa de energía. 
 
b) Los generadores que estén en capacidad de ofertar AGC por encima de 
su Holgura H(%), podrán comprometer parcial o totalmente su exceso de 
capacidad regulante en contratos de traspaso de Holgura, siempre y 
cuando dichos traspasos no superen su capacidad efectiva de regular. 
El generador que haya comprometido en contratos de traspaso de 
Holgura, parcial o totalmente, su capacidad excedente de regulación, 
será comercialmente responsable de suplirla con independencia de que 
sea o no despachado. 
 
Los contratos de traspaso de Holgura correspondientes, deberán ser 
registrados ante el ASIC, cumpliendo con los plazos vigentes que han sido 
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establecidos para el procedimiento de registro. Estos contratos deberán tener 
como objeto exclusivo el traspaso de Holgura. 
 
c) Para aquellos generadores que asuman su propia Holgura (H), o la 
propia y la de otros generadores, el CND, con base en la información 
disponible sobre las características de las plantas o unidades 
generadoras del SIN, verificará que la potencia ofrecida más la potencia 
en giro resultante de las holguras asumidas, sea inferior o igual a la 
capacidad efectiva de la planta o unidad de generación correspondiente. 
 
d) Los generadores despachados, que no suplan con sus plantas o 
unidades de generación su propia Holgura (%) y que no tengan vigentes 
contratos de traspaso de responsabilidad de Holgura, la adquirirán en la 
bolsa de energía. 
 
 
5.3 RECONCILIACIÓN DEL SERVICIO DE REGULACIÓN SECUNDARIA DE 
FRECUENCIA.  
 
Las plantas o unidades de generación a las que se les haya asignado el 
Servicio de AGC, serán objeto de reconciliación, con independencia de que su 
precio de oferta resulte o no en mérito. El esquema de Reconciliación aplicable 
a cada planta o unidad de generación con asignación de AGC, se establece a 
continuación: 
 
Sean: 
(1)
 
 
 Holgura horaria requerida por el sistema, establecida por el CND y 
expresada en MW. 
 Potencia asociada con la Holgura Propia. 
 Potencia asociada con la Holgura asumida en contratos de traspaso 
 Potencia asociada con la Holgura disponible para el mercado spot 
 
 
Se tiene: 
(2)
  
(3)
  
(4)
 
 Generación Programada 
 Generación Programada Propia 
 Generación Programada del agente que traspasa su Holgura 
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5.3.1 Plantas o Unidades de Generación que no prestaron efectivamente 
el Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia, aún cuando hayan 
tenido asignación de AGC: 
 
 
 (5)
 
  
 
 (6)
(7)
 
 
Se aplica el cobro por concepto de la  Desviación respectiva.  
 
5.3.2 Plantas o Unidades de Generación que prestaron efectivamente el 
Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia: 
 
) (8)  
 
 (9) 
 
 (10) 
 
(11) 
 
 
Se aplica el cobro por concepto de la Desviación respectiva medida con 
respecto a   
 
 
 (12)
  
(13)
  
 (14)
 
 
El término PR, contenido en las expresiones de los Literales a) y b) se calcula 
de la siguiente forma: 
 
 
 
 
 
(15)
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(16)
 
dónde: 
 
 Precio de Bolsa Internacional en la t-ésima hora. 
 Precio de Bolsa Nacional en la t-ésima hora. 
 Precio de Oferta del Generador en la t-ésima hora.  
 
5.4. CRITERIOS DE SEGURIDAD Y CALIDAD DEL CONTROL INTEGRADO 
SECUNDARIO DE FRECUENCIA 
5.4.1 Velocidad de Toma de Carga.  Las unidades que presten el Servicio de 
Regulación Secundaria de Frecuencia, deben tener una velocidad de toma de 
carga mayor a la máxima velocidad de variación de demanda y cambio de 
generación esperado en el sistema para condiciones normales. 
5.4.2 Número de Unidades.  Con el fin de garantizar los parámetros de calidad 
del SIN, se requiere un número mínimo de unidades participando en el AGC.  
5.4.3 Reserva para Regulación Secundaria de Frecuencia.  El CND 
establecerá la cantidad de potencia a nivel horario, requerida para garantizar el 
Servicio de Regulación Secundaria de Frecuencia.  
 
Los valores de los parámetros a que se refiere el presente Numeral, para las 
diferentes condiciones de operación del sistema y períodos horarios, serán 
determinados al menos una vez al año por el CND y deberán ser sujetos a 
aprobación por parte del CNO. 
 
5.5 CRITERIOS PARA PARTICIPAR EN LA REGULACIÓN SECUNDARIA 
DE FRECUENCIA 
 
Cualquier planta o unidad, para participar en la Regulación Secundaria de 
Frecuencia debe cumplir con los siguientes requisitos: 
 
• Ser telecomandada desde un Centro Regional de Despacho (CRD) o 
desde el Centro Nacional de Despacho (CND). 
 
• Realizar pruebas de integración a la función AGC propia de su planta, 
del CRD o del CND. 
 
• Realizar pruebas de estatismo y velocidad sostenida de toma de carga, 
estos son parámetros, que fijarán la celeridad o lentitud del regulador de 
velocidad de la máquina en el Sistema. El estatismo es una 
característica técnica de una unidad de generación, que determina la 
variación porcentual de la frecuencia por cada unidad de variación 
porcentual de la carga. Dichas pruebas deben cumplir con los 
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parámetros calculados desde el CRD o desde el CND, para ajustarse a 
los valores aprobados por el CNO. 
 
• Realizar pruebas de integración al control jerárquico del CND de acuerdo 
con los documentos que sobre el tema, sean aprobados por el CNO. Las 
reglas actualmente vigentes están contenidas en el documento ISA-
CND-96-239 “Entrada en Operación de nuevas plantas al Esquema AGC 
Nacional”. 
 
Las plantas o unidades que cumplan con estos requisitos y pasen las pruebas 
establecidas para este propósito, quedan habilitadas para prestar el Servicio y 
se denominarán elegibles. 
 
 
5.6. OFERTAS DE DISPONIBILIDAD PARA LA PRESTACIÓN DEL 
SERVICIO DE REGULACIÓN SECUNDARIA DE FRECUENCIA 
Las plantas o unidades de generación elegibles, podrán libremente ofertar para 
cada día y período horario su disponibilidad para prestar el servicio. La oferta 
de disponibilidad para la prestación del servicio de AGC, se hará bajo las 
condiciones del esquema actual de ofertas en la bolsa de energía y deberá 
cumplir las siguientes condiciones: 
5.6.1 La pre-oferta.  Para el día inmediatamente anterior a la entrada en 
vigencia de la resolución CREG 198 de 1997, se calcula la disponibilidad para 
AGC de las plantas o unidades que a la fecha sean elegibles, será la resultante 
de restar de la capacidad nominal de generación, el mayor valor entre la 
inflexibilidad técnica y la generación mínima por seguridad eléctrica. 
Este valor se constituye en la última oferta conocida para esa planta o unidad y 
será modificado por el agente de allí en adelante. 
Para plantas o unidades que entren a ofrecer el Servicio en fecha posterior a la 
entrada en vigencia de la presente reglamentación, se aplicará el mismo 
procedimiento. Esto es, el día anterior a su entrada en operación como 
regulador de frecuencia, se le calcula la pre-oferta de disponibilidad. 
5.6.2 La Oferta de Disponibilidad para Regulación Secundaria de 
Frecuencia.  Esta se hará por planta o unidad en el siguiente formato: 
Tabla 5. 1 Formato de Oferta de Disponibilidad 
Identificador Tipo diponibilidad de AGC hora 01 
diponibilidad de 
AGC hora … 
diponibilidad de 
AGC hora 24 
Nombre de la 
planta A Valor 01 Valor … Valor 24 
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• Identificador: Nombre de la planta. Se debe utilizar el mismo nombre de 
la oferta de precios. 
 
• Tipo: Identificador del tipo de oferta. Se utiliza una A para identificar la 
oferta de AGC. 
 
• Disponibilidad: Números enteros que representan la disponibilidad en 
MW para AGC. 
 
• Si no se efectúa oferta de disponibilidad para AGC, se entiende que este 
agente no desea participar en la prestación del servicio. Es decir, 
equivale a ofertar una disponibilidad de cero (0) y se aplicará lo 
establecido en casos de ofertas insuficientes.  
 
• En caso de ofertas insuficientes, la última oferta mayor que cero (0) que 
haya efectuado la planta o unidad, será asumida como oferta.  
 
5.6.3 Causas de invalidez.  Son causales de invalidez de oferta de 
disponibilidad para el servicio de AGC las siguientes: 
 
• Errores de sintaxis en la oferta como: Identificador, Tipo, etc.  
 
• Oferta incompleta: Debe contener 24 valores incluyendo el cero (0).  
 
• Oferta de disponibilidad mayor que la diferencia entre la disponibilidad 
total declarada y el mayor valor entre la inflexibilidad técnica y la 
generación mínima por seguridad eléctrica.  
 
• Cuando la oferta de disponibilidad que se efectúe por planta o la suma 
de ofertas de disponibilidad que se efectúen por unidad, resulte inferior 
al porcentaje de AGC requerida para el período horario, el cual será 
definido por el CNO. 
 
5.7  ASIGNACIÓN DE LA RESERVA DE REGULACIÓN 
 
 
El CND distribuirá los requerimientos de reserva entre las plantas o unidades 
elegibles teniendo en cuenta los siguientes criterios: 
 
• El precio horario a considerar para asignar la regulación entre las plantas 
o unidades elegibles, es el mismo precio de oferta de energía que hayan 
efectuado los agentes para dichas plantas o unidades en la bolsa. 
 
• La asignación de la reserva necesaria se hará por estricto orden de 
mérito de precios de oferta de menor a mayor, hasta cubrir las 
necesidades del SIN en el período horario. 
 
57 
 
• En caso de oferta insuficiente para cubrir los requerimientos de reserva 
de regulación requerida, el CND acudiendo al esquema de 
“Coordinación de la Operación en Tiempo Real”  del Código de 
Operación, designará a la o las plantas o unidades elegibles hasta llenar 
los requerimientos de reserva, siguiendo orden de mérito de precios. En 
este caso se verifica la disponibilidad actual y la última oferta para AGC, 
con el fin de establecer la disponibilidad para regulación que se 
considerará.  
 
• Si la utilización de una planta o unidad, no permite cumplir con las 
condiciones técnicas establecidas en el Numeral 2 del anexo CO-4 de la 
resolución 025 de 1995 de la CREG, en condiciones de oferta suficiente, 
se tomará el siguiente recurso por orden de mérito y se le asignará el 
mínimo técnico de regulación (definido por el CNO), reasignándose los 
requerimientos de la reserva rodante restante, entre los primeros en 
orden de mérito. Este proceso se realizará en forma iterativa hasta cubrir 
los requerimientos técnicos y de reserva. 
 
• En caso de ocurrir igualdad de precios de oferta, se dará preferencia a 
aquella planta o unidad que presente la menor generación mínima por 
inflexibilidad o por generación de seguridad, siguiendo el procedimiento 
anterior. Si el empate persiste, se preferirá la planta o unidad que mayor 
disponibilidad para regulación haya ofertado. 
 
• Plantas en vertimiento o plantas con precio de oferta intervenido, se 
excluyen en general de los recursos elegibles para AGC. Se hará 
excepción cuando el recurso sea requerido para cubrir la reserva de 
regulación necesaria en el sistema. En este caso el CND acudirá al 
esquema de operación previsto en el Numeral 5.2 del Código de 
Operación (Coordinación de la Operación en Tiempo Real). El criterio 
aplicable será en todo caso el de mérito de precio de oferta.  
 
• Si durante la operación el CND detecta, que uno o varios de los recursos 
de regulación, no cumplen los niveles de calidad establecidos, podrá 
retirar temporalmente el recurso en cuestión del esquema de regulación, 
mientras se realizan los correctivos necesarios. El CND informará al 
CNO sobre las causas que motivaron la decisión de retiro temporal 
[Resolución No. 198 (Septiembre 30 de 1997)]. 
 
 
5.8 METODOLOGÍA UTILIZADA POR EL CND PARA EL CÁLCULO DE LA 
RESERVA RODANTE Y DE AGC 
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El CND utiliza el programa de reserva rodante, basado en métodos 
probabilísticos, para determinar a nivel horario la magnitud de la reserva 
rodante mínima requerida por el sistema integrado, para cumplir el criterio de 
confiabilidad de suministro de la demanda definido como el límite adoptado de 
Valor Esperado de Racionamiento Programado Condicionado (VERPC). 
 
Cuando la suma de las disponibilidades declaradas para generación en el 
sistema integrado menos la demanda horaria modificada, incluyendo pérdidas, 
sea menor que la reserva rodante requerida, se programa el nivel de reserva 
que resulte de ésta y se informa a la CREG [7]. 
 
El valor calculado de reserva rodante se reparte entre las plantas consideradas 
disponibles para ésta, incluidas en el Documento de Parámetros Técnicos del 
SIN en la siguiente forma: 
 
• La reserva requerida para mantener la frecuencia del sistema dentro del 
rango de operación normal se distribuye entre las plantas participantes, que 
puede ser cualquier empresa generadora que efectúe la oferta de precios y 
declaración de disponibilidad para una de sus plantas en AGC. 
 
• Se determina para las áreas operativas que están operando cerca al límite 
de transferencias, la reserva rodante mínima requerida en esas áreas y se 
distribuye entre las plantas consideradas disponibles para reserva rodante 
del área correspondiente. 
 
• El resto de la reserva rodante requerida por el sistema integrado se 
distribuye entre las plantas consideradas disponibles para reserva rodante. 
 
El valor de la reserva de regulación hacia arriba, requerida para el AGC, se 
hace igual al de la unidad generadora más grande del sistema. 
 
La frecuencia de utilización del programa de reserva rodante es diaria, el 
horizonte un día y el período de resolución una (1) hora 
 
5.8.1 Generación mínima para AGC.  Para permitir la regulación de 
frecuencia hacia abajo, el AGC requiere una generación mínima equivalente a 
la máxima variación de generación que soporta el sistema sin salirse de la 
banda tolerable de frecuencia. Esta cantidad se calcula como el producto entre 
la banda tolerable de frecuencia y la característica de regulación combinada del 
sistema. La generación mínima para AGC se reparte entre las plantas 
participantes en esta regulación [7]. 
 
5.8.2 Distribución de Reserva Rodante o AGC. El CND distribuye los 
requerimientos de reserva, entre las plantas elegibles para ello, de la siguiente 
forma: 
 
• Se calcula el índice de disponibilidad de regulación. La disponibilidad de 
regulación de una unidad, es el resultado de restar a la disponibilidad de 
la unidad, la mayor de las generaciones mínimas y cualquier 
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participación en otras reservas. El índice es el resultado de dividir su 
propia disponibilidad de regulación por la suma de la disponibilidad de 
regulación de todas las unidades que van a regular. 
 
(17)
 
 
• Se calcula el índice de precio de unidad. Se ordenan los precios en 
forma ascendente, la posición dentro de este ordenamiento constituye el 
índice de prioridad (Prioridad ¡). Unidades con el mismo precio tendrán 
el mismo índice de prioridad. Se obtiene el índice de precio como el 
cociente entre la prioridad propia y la suma de las prioridades de las 
unidades elegibles: 
 
(18)
 
 
• Se calcula el índice combinado. Resulta de multiplicar el índice de 
disponibilidad por el índice de precio: 
 
(19)
 
• Se calcula el factor de participación: Es el índice combinado 
normalizado. 
 
(20)
• Se calcula la reserva asignada: El valor de potencia en MW será la 
multiplicación de la reserva de regulación requerida por el SIN para la 
hora k por el factor de participación de la unidad í. 
(21)
 
El CND asigna la reserva de AGC por estricto orden de mérito a las máquinas 
que ofertan. Los valores son fijos, para los períodos de mínima demanda el 
valor es de 240 MW, para demanda media 320 MW y para demanda máxima 
440 MW hacia arriba y hacia abajo. Según el código de redes de la CREG. 
Teniendo en cuenta que la demanda depende de la época del año, según 
informes presentados por el CND, actualmente la mínima es de  4200 MW, la 
media de 6500 MW y la máxima de 8400 MW aproximadamente dependiendo 
del día. El porcentaje usado para el AGC es el valor máximo entre el 5% de la 
demanda o la unidad de generación más grande del sistema. 
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La reserva rodante es una cantidad de potencia disponible para utilizar si fuera 
necesario restaurar el  sistema en un tiempo determinado en caso de colapso o 
pérdida de circuitos o generación. Este es un tema propio del despacho. El 
costo es el de oferta de las máquinas que entran más por seguridad del 
sistema y no por mérito necesariamente, lo que trae problemas de costos ya 
que cuando se deja una reserva demasiado grande el costo de operación del 
sistema se eleva. 
En el caso de las plantas térmicas de generación, sabiendo que tienen costos 
de operación más elevados que las hidráulicas, en el caso que entren al 
despacho por seguridad o mérito modifican tanto los periodos previos como 
posteriores a los de carga estable debido a las rampas. Estas no hacen parte 
de la oferta, son restricciones adicionales del despacho y si siguen el día 
siguiente se enlazan considerando todos los tiempos, aviso, subida y bajada. 
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6. MÉTODO PJM PARA EL CÁLCULO DE LA RESERVA RODANTE 
 
 
El método PJM fue propuesto en 1963 como un medio para evaluar los 
requisitos de capacidad de reserva rodante del sistema interconectado 
Pennsylvania - New Jersey - Maryland, mediante el cual se puede calcular ésta 
a partir de las probabilidades de falla individuales de las unidades de 
generación. 
 
El sistema interconectado de Pennsylvania - New Jersey – Maryland, es el 
mercado de despacho independiente más grande de estados unidos y el 
tercero más grande del mundo. Dentro de los objetivos de este modelo se 
encuentran el de proveer seguridad al sistema eléctrico y de facilitar la 
existencia de un mercado abierto y competitivo. Este sistema interconectado ha 
implementado un mercado de capacidad, uno de regulación o servicios 
auxiliares y uno de derechos de transmisión, dando a los participantes 
herramientas para realizar transacciones abiertas y claras, además de proveer 
al mercado indicadores a cerca del funcionamiento y la situación del sistema 
[8]. 
 
Es interesante apreciar que tanto el despacho de energía como los 
compromisos de capacidad, se realizan sobre la base de ofertas que los 
generadores presentan al mercado de esta manera pueden obtener por su 
energía o capacidad el precio que ellos decidan, o el que el mercado actual 
maneje. El precio de capacidad que se observa en este mercado es un 
indicador de la capacidad necesaria en el corto plazo. 
 
Otro aspecto importante en el PJM es la seguridad del sistema, se observa que 
una de las principales tareas es dar confiabilidad al sistema, por lo que se 
preocupan de realizar estudios de la situación de este haciendo estimaciones 
de demanda y fijando las obligaciones de capacidad. Todo esto se hace 
tratando de determinar niveles de confiabilidad que hagan que el sistema 
interconectado funcione de forma segura.  
 
El método PJM maneja una técnica probabilística que se basa en el índice de 
riesgo del sistema. Este índice es definido como la probabilidad de no 
satisfacer la demanda en un tiempo determinado, definido como el “Lead 
Time” (periodo de tiempo en el cual la generación debe ser reemplazada).  
 
Para el método PJM se considera  la naturaleza estocástica de las fallas de las 
unidades de generación, una vez definido un nivel de riesgo se determina la 
reserva rodante requerida que el sistema ofrece en materia de adecuación. 
 
El sistema de potencia se divide en dos fases, la fase de planeación y la de 
operación, en la operación de sistemas de potencia la carga esperada debe ser 
prevista y por lo tanto se debe planear la generación para que esta sea suplida. 
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La reserva de generación también debe ser planeada para atender imprevistos 
de carga y posibles salidas (programadas y no programadas) de las plantas 
generadoras. Una vez esta capacidad esté planeada, la operación está 
comprometida con un periodo de tiempo disponible para las unidades 
generadoras, es decir,  el tiempo que lleva sincronizar dichas unidades con la 
red. Esta capacidad de reserva, sincronizada y lista para unirse a la carga, es 
generalmente conocida como reserva rodante [5]. 
 
El requisito para el modelo de generación PJM, es una tabla de probabilidad de 
capacidad de salida a partir de las probabilidades de falla individuales, se 
construye la tabla de probabilidad de desconexión, para determinar la 
posibilidad de falla del conjunto. De esta tabla, se elige un nivel de riesgo que 
determina el valor de reserva rodante. 
 
El método PJM supone que la carga se mantendrá constante durante el 
periodo de tiempo para el que está siendo considerada, el valor del riesgo de 
unidad comprometida puede ser deducido directamente del modelo de 
generación, desde que este modelo no sea uno de carga. 
 
 
6.1 MODELO DE GENERACIÓN DEL MÉTODO PJM 
 
El requisito para la generación del modelo PJM es una tabla de probabilidad de 
salida forzada de capacidad de generación, para la cual se utilizan métodos 
probabilísticos como la distribución binomial, descrita anteriormente, la única 
diferencia es que en este caso se utiliza el ORR de cada unidad en lugar del 
FOR. Como se realizo en el capítulo 3. 
 
 
6.2 EJEMPLO DE APLICACIÓN DE LA METODOLOGÍA PJM 
 
Sistema de potencia de la figura 6.1 está conformando por 2 grupos de 
generadores distribuidos de la siguiente manera: el primer grupo denominado 
G1 contiene dos unidades de 40 MW, una unidad de 20 MW y una unidad de 
10 MW; el segundo grupo de generadores denominado G2 contiene una unidad 
de 40 MW, cuatro unidades de 20 MW y dos de 5 MW. 
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Figura 6. 1 Sistema de prueba 
L1 L6 L2
L3
L5
L9
L4
L8
L7
80 MW
40 MW
N4
85 MW
N3
40MW
N5
80MW
N6
G2
N2
G1
N1
 
 
 
La descripción de los elementos antes mencionados, con sus respectivos 
valores, se presentan en la siguiente tabla: 
 
Tabla 6. 1 Datos de confiabilidad para las unidades de generación 
Unidad 
(MW) 
Tipo Número 
de 
unidades 
FOR λ 
(fallas/año) 
ORR (para 
1 hora) 
5 Hidroeléctrica 2 0.010 2 0,000228311
10 Térmica 1 0.020 4 0,000456621
20 Hidroeléctrica 4 0.015 2.4 0,000273973
20 Térmica 1 0.025 5 0,000570776
40 Hidroeléctrica 1 0.020 3 0,000342466
40 Térmica 2 0.030 6 0,000684932
 
Usando los datos proporcionados por las plantas anteriores se construyo la 
tabla de probabilidad de salida forzada de capacidad de generación usando las 
técnicas descritas en el capítulo 3, dicha tabla se muestra a continuación. 
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Tabla 6. 2 Probabilidad de salida forzada 
Capacidad Probabilidad acumulada 
Salida (MW) Disponible (MW) 1 hora 
0 240 1.0000 
5 235 0.0043 
10 230 0.0038 
15 225 0.0034 
20 220 0.0034 
25 215 0.0017 
30 210 0.0017 
35 205 0.0017 
40 200 0.0017 
45 195 0 
50 190 0 
55 185 0 
60 180 0 
65 175 0 
70 170 0 
75 165 0 
80 160 0 
85 155 0 
90 150 0 
95 145 0 
100 140 0 
105 135 0 
110 130 0 
115 125 0 
120 120 0 
125 115 0 
130 110 0 
135 105 0 
140 100 0 
145 95 0 
150 90 0 
155 85 0 
160 80 0 
165 75 0 
170 70 0 
175 65 0 
180 60 0 
185 55 0 
190 50 0 
195 45 0 
200 40 0 
205 35 0 
210 30 0 
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215 25 0 
220 20 0 
225 15 0 
230 10 0 
235 5 0 
240 0 0 
 
 
5.3 RIESGO DE UNIDAD COMPROMETIDA (Unit Commitment Risk) 
 
El término riesgo se utiliza en general para situaciones que involucran 
incertidumbre, es la probabilidad de que suceda un evento o una determinada 
acción cuyo rango de posibles resultados puede ser significativo. En base a 
esto se presenta un análisis de riesgo que puede ser cuantitativo o cualitativo, 
con el fin de ayudar a la toma de decisiones una vez cuantificado el riesgo. 
 
La demanda del sistema puede ser considerada como una constante, el 
verdadero riesgo del sistema está dado por el valor acumulado de la 
probabilidad correspondiente al estado de falla y debe satisfacer la carga más 
baja del sistema. 
 
Para ilustrar la deducción del valor de riesgo de unidad comprometida, debe 
asumirse un valor esperado de salida de capacidad, para el ejemplo anterior, 
tomando un riesgo de 0.001, se tiene una capacidad disponible de 215 MW. Es 
necesario en un sistema práctico definir un nivel aceptable de riesgo para 
poder determinar la disponibilidad máxima que un sistema puede alcanzar; 
considerando el riesgo de 0.001 planteado anteriormente, la reserva rodante 
requerida es 25 MW. 
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ANEXO 1 IMPLEMENTACIÓN DEL MÉTODO PJM PARA EL CÁLCULO DE 
LA RESERVA RODANTE 
 
 
clc 
clear all 
Datos=[ 5 0.000228311; 
        5 0.000228311; 
       10 0.000456621; 
       20 0.000273973; 
       20 0.000273973; 
       20 0.000273973; 
       20 0.000273973; 
       20 0.000570776; 
       40 0.000342466; 
       40 0.000684932; 
       40 0.000684932]; 
  
% Datos=[25 0.02; 
%     25 0.02; 
%     50 0.02]; 
  
Cap=[0 1]; 
i=1; 
m=2; 
  
while (i<=length(Datos(:,1))) 
    for j=1:length(Cap(:,1)) 
        Temp=Cap(j,1)+Datos(i,1); 
        if Temp>Cap(length(Cap(:,1))) 
            %Calculo capacidad 
            Cap(length(Cap(:,1))+1,1)=Temp; 
        end 
    end 
     
    %Calculo probabilidad 
    for k=2:length(Cap(:,1)) 
        Cap(1,m)=1; 
        if m==2 
            if (Cap(k,1)-Datos(i,1))<0 
                Temp2=1; 
            else 
                Temp2=Cap(find(Cap(:,1)==(Cap(k,1)-Datos(i,1))),m); 
            end 
            Cap(k,m)=(1-
Datos(i,m))*Cap(find(Cap(:,1)==Cap(k)),m)+Datos(i,2)*Temp2; 
        else 
            if (Cap(k,1)-Datos(i,1))<0 
                Temp2=1; 
            else 
                Temp2=Cap(find(Cap(:,1)==(Cap(k,1)-Datos(i,1))),m-1); 
            end 
            Cap(k,m)=(1-Datos(i,2))*Cap(find(Cap(:,1)==Cap(k)),m-
1)+Datos(i,2)*Temp2; 
        end 
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    end 
    m=m+1; 
    i=i+1; 
end 
Res=[Cap(:,1) (sum(Datos(:,1))-Cap(:,1)) Cap(:,length(Cap(1,:)))] 
  
Riesgo=input('Ingrese el riesgo  '); 
  
for i=1:length(Cap(1,:)) 
    if Riesgo>Res(i,3) 
        Reserva=Res(i,1); 
        break 
    end 
end 
Reserva 
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ANEXO 2 IMPLEMENTACIÓN DE LA METODOLOGÍA COLOMBIANA DE 
DESPACHO PROGRAMADO EN UN PERIODO DE TIEMPO 
 
 
clc 
clear all 
%Tablacap 
  
Rab=0; 
Rar=0.25; 
  
%Ge=Nodo  Gmin  Gmax  Area   Precio 
Ge=[2     0.0   0.40   1     0.50; 
    2     0.0   0.20   1     0.50; 
    2     0.0   0.20   1     0.50; 
    1     0.0   0.40   2     12;  
    1     0.0   0.40   2     12; 
    1     0.0   0.20   2     12.25; 
    1     0.0   0.10   2     12.50; 
    2     0.0   0.20   1     0.50; 
    2     0.0   0.20   1     0.50; 
    2     0.0   0.05   1     0.50; 
    2     0.0   0.05   1     0.50]; 
  
%Ar=Area  Limp  Lexp 
Ar=[1     2.13   2.13; 
    2     2.13   2.13; 
    3     1.42   1.42]; 
    
%Li=No. Ni  Nf  X(p.u)  Cap 
Li=[1   1   3   0.18    0.85; 
    2   2   4   0.6     0.71; 
    3   1   2   0.48    0.71; 
    4   3   4   0.12    0.71; 
    5   3   5   0.12    0.71; 
    6   1   3   0.18    0.85; 
    7   2   4   0.6     0.71; 
    8   4   5   0.12    0.71; 
    9   5   6   0.12    0.71]; 
  
%No=No. Pd   Area 
No=[1    0     2; 
    2    0.20  1; 
    3    0.85  2; 
    4    0.4   1; 
    5    0.20  3; 
    6    0.20  3]; 
     
  
%Variables 
CantGen=length(Ge(:,1)); 
CantLi=length(Li(:,1)); 
CantNo=length(No(:,1)); 
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CantAr=length(Ar(:,1)); 
  
%Problema a Resolver 
%X=LINPROG(f,A,b,Aeq,beq,LB,UB) 
%min f'*x 
%A*x <= b 
%Aeq*x = beq 
%LB <= X <= UB 
  
%Inicialización de Matrices de desigualdad 
A   = zeros(2,CantGen+CantLi+CantNo+CantAr); 
B   = zeros(2,1); 
  
%------Restricciones de Generación------ 
  
% Restricción de Reserva para regulación secundaria de frecuencia 
(AGC) 
A(1,1:CantGen)=ones(1,CantGen)*-1; 
A(2,1:CantGen)=ones(1,CantGen); 
B(1,1)=-Rab-sum(Ge(:,2));     
B(2,1)=-Rar+sum(Ge(:,3));     
  
%------Restricciones de la Red------ 
  
%Balance nodal 
S=zeros(CantLi,CantNo); 
for i=1:CantLi 
    S(i,Li(i,2))=1; 
    S(i,Li(i,3))=-1; 
end 
%S': Matriz de incidencia nodal 
  
ST=[zeros(length(S(1,:)),CantGen) S']; 
for i=1:CantGen 
    ST(Ge(i,1),i)=-1; 
end 
%ST: Matriz de incidencia nodal y generaciones 
  
FL=zeros(CantLi,CantLi+CantNo); 
for i=1:CantLi 
    FL(i,i)=1; 
    FL(i,CantLi+Li(i,2))=-1/Li(i,4); 
    FL(i,CantLi+Li(i,3))=1/Li(i,4); 
end 
%FL: Matriz de flujos en funcion de angulos 
  
Aeq=[ST zeros(CantNo,CantNo) zeros(CantNo,CantAr); 
     zeros(CantLi,CantGen) FL zeros(CantLi,CantAr)]; 
  
Beq=[-1*No(:,2); 
     zeros(CantLi,1); 
     zeros(CantAr,1)]; 
  
%------Restricciones de limites de intercambio------ 
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Temp=length(Aeq(:,1)); 
for i=1:CantAr 
    for j=1:CantGen 
        if Ge(j,4)==i 
            Aeq(Temp+i,j)=1; 
        end 
    end 
    Aeq(Temp+i,CantGen+CantLi+CantNo+i)=1; 
    for j=1:CantNo 
        if No(j,3)==i 
            Beq(Temp+i,1)=Beq(Temp+i,1)+No(j,2); 
        end 
    end 
end 
  
%------Limites inferiores------ 
LB=[Ge(:,2);-1*Li(:,5);-1*inf(CantNo,1);-1*Ar(:,3)]; 
  
%------Limites inferiores------ 
UB=[Ge(:,3);Li(:,5);inf(CantNo,1);Ar(:,2)]; 
  
%------Funcion objetivo------ 
  
%Vector de Funcion objetivo 
F=[Ge(:,5)' zeros(1,CantLi+CantNo+CantAr)]; 
  
%X=LINPROG(f,A,b,Aeq,beq,LB,UB) 
%min f'*x 
%A*x <= b 
%Aeq*x = beq 
%LB <= X <= UB 
  
%X=linprog(F,A,B,Aeq,Beq,LB,UB); 
%X=linprog(F,A,B,Aeq,Beq,LB,UB); 
[X,Fob,Salida]=linprog(F,A,B,Aeq,Beq,LB,UB); 
  
if Salida==1 
    Generaciones=X(1:CantGen) 
    Flujos=X(CantGen+1:CantGen+CantLi) 
    Angulos=X(CantGen+CantLi+1:CantGen+CantLi+CantNo) 
    LimIntercambio=X(CantGen+CantLi+CantNo+1:length(X)) 
    Fob 
else 
    disp('imposible') 
end 
  
AporRes=Ge(:,3)-Generaciones 
  
Reserva=sum(AporRes) 
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ANEXO 3 IMPLEMENTACIÓN DE LA METODOLOGÍA COLOMBIANA DE 
DESPACHO PROGRAMADO EN UN PERIODO DE TIEMPO MODIFICANDO 
LÍMITES DE GENERACIÓN 
clc 
clear all 
%Tablacap 
  
Rab=0; 
Rar=0.25; 
  
%Ge=Nodo  Gmin  Gmax  Area   Precio 
Ge=[2     0.20   0.40   1     0.50; 
    2     0.10   0.20   1     0.50; 
    2     0.10   0.20   1     0.50; 
    1     0.20   0.40   2     12;  
    1     0.20   0.40   2     12; 
    1     0.10   0.20   2     12.25; 
    1     0.10   0.10   2     12.50; 
    2     0.10   0.20   1     0.50; 
    2     0.10   0.20   1     0.50; 
    2     0.03   0.05   1     0.50; 
    2     0.03   0.05   1     0.50]; 
  
%Ar=Area  Limp  Lexp 
Ar=[1     2.13   2.13; 
    2     2.13   2.13; 
    3     1.42   1.42]; 
    
%Li=No. Ni  Nf  X(p.u)  Cap 
Li=[1   1   3   0.18    0.85; 
    2   2   4   0.6     0.71; 
    3   1   2   0.48    0.71; 
    4   3   4   0.12    0.71; 
    5   3   5   0.12    0.71; 
    6   1   3   0.18    0.85; 
    7   2   4   0.6     0.71; 
    8   4   5   0.12    0.71; 
    9   5   6   0.12    0.71]; 
  
%No=No. Pd   Area 
No=[1    0     2; 
    2    0.20  1; 
    3    0.85  2; 
    4    0.4   1; 
    5    0.20  3; 
    6    0.20  3]; 
     
  
%Variables 
CantGen=length(Ge(:,1)); 
CantLi=length(Li(:,1)); 
CantNo=length(No(:,1)); 
CantAr=length(Ar(:,1)); 
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%Problema a Resolver 
%X=LINPROG(f,A,b,Aeq,beq,LB,UB) 
%min f'*x 
%A*x <= b 
%Aeq*x = beq 
%LB <= X <= UB 
  
%Inicialización de Matrices de desigualdad 
A   = zeros(2,CantGen+CantLi+CantNo+CantAr); 
B   = zeros(2,1); 
  
%------Restricciones de Generación------ 
  
% Restricción de Reserva para regulación secundaria de frecuencia 
(AGC) 
A(1,1:CantGen)=ones(1,CantGen)*-1; 
A(2,1:CantGen)=ones(1,CantGen); 
B(1,1)=-Rab-sum(Ge(:,2));     
B(2,1)=-Rar+sum(Ge(:,3));     
  
%------Restricciones de la Red------ 
  
%Balance nodal 
S=zeros(CantLi,CantNo); 
for i=1:CantLi 
    S(i,Li(i,2))=1; 
    S(i,Li(i,3))=-1; 
end 
%S': Matriz de incidencia nodal 
  
ST=[zeros(length(S(1,:)),CantGen) S']; 
for i=1:CantGen 
    ST(Ge(i,1),i)=-1; 
end 
%ST: Matriz de incidencia nodal y generaciones 
  
FL=zeros(CantLi,CantLi+CantNo); 
for i=1:CantLi 
    FL(i,i)=1; 
    FL(i,CantLi+Li(i,2))=-1/Li(i,4); 
    FL(i,CantLi+Li(i,3))=1/Li(i,4); 
end 
%FL: Matriz de flujos en funcion de angulos 
  
Aeq=[ST zeros(CantNo,CantNo) zeros(CantNo,CantAr); 
     zeros(CantLi,CantGen) FL zeros(CantLi,CantAr)]; 
  
Beq=[-1*No(:,2); 
     zeros(CantLi,1); 
     zeros(CantAr,1)]; 
  
%------Restricciones de limites de intercambio------ 
Temp=length(Aeq(:,1)); 
for i=1:CantAr 
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    for j=1:CantGen 
        if Ge(j,4)==i 
            Aeq(Temp+i,j)=1; 
        end 
    end 
    Aeq(Temp+i,CantGen+CantLi+CantNo+i)=1; 
    for j=1:CantNo 
        if No(j,3)==i 
            Beq(Temp+i,1)=Beq(Temp+i,1)+No(j,2); 
        end 
    end 
end 
  
%------Limites inferiores------ 
LB=[Ge(:,2);-1*Li(:,5);-1*inf(CantNo,1);-1*Ar(:,3)]; 
  
%------Limites inferiores------ 
UB=[Ge(:,3);Li(:,5);inf(CantNo,1);Ar(:,2)]; 
  
%------Funcion objetivo------ 
  
%Vector de Funcion objetivo 
F=[Ge(:,5)' zeros(1,CantLi+CantNo+CantAr)]; 
  
%X=LINPROG(f,A,b,Aeq,beq,LB,UB) 
%min f'*x 
%A*x <= b 
%Aeq*x = beq 
%LB <= X <= UB 
  
%X=linprog(F,A,B,Aeq,Beq,LB,UB); 
%X=linprog(F,A,B,Aeq,Beq,LB,UB); 
[X,Fob,Salida]=linprog(F,A,B,Aeq,Beq,LB,UB); 
  
if Salida==1 
    Generaciones=X(1:CantGen) 
    Flujos=X(CantGen+1:CantGen+CantLi) 
    Angulos=X(CantGen+CantLi+1:CantGen+CantLi+CantNo) 
    LimIntercambio=X(CantGen+CantLi+CantNo+1:length(X)) 
    Fob 
else 
    disp('imposible') 
end 
  
AporRes=Ge(:,3)-Generaciones 
  
Reserva=sum(AporRes) 
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CONCLUSIONES 
 
• La finalidad de la reserva rodante es mantener el suministro de energía 
eléctrica en el momento de presentarse una contingencia, esta debe 
estar disponible en cada momento y debe ser suficiente para garantizar 
un efectivo reemplazo de generación en el momento de presentarse una 
falla. 
 
• Entre los aspectos más importantes a tener en cuenta en la reserva 
rodante en un sistema de potencia es garantizar un adecuado control de 
generación además de hacerlo más confiable al disminuir la probabilidad 
de fallas permanentes ya que la reserva debe tener una capacidad de 
actuación casi inmediata. 
 
• En la normatividad vigente para el sistema eléctrico colombiano, no es 
clara la metodología para el cálculo de la reserva rodante, utilizando un 
valor determinístico, que se sustenta con estudios de probabilidad 
realizados en la implementación del despacho horario del sistema 
eléctrico colombiano, este valor es aproximadamente el 8% de la 
capacidad de generación total para un periodo de tiempo. 
 
• Mediante la metodología propuesta en este proyecto, se determina la 
reserva rodante con base a criterios probabilísticos de falla en el sistema 
de generación, ya que la tabla de capacidad se construye con base a los 
parámetros de confiabilidad de cada planta. De esta manera, es 
sustentada el valor de reserva rodante requerida en un sistema eléctrico 
de potencia. 
 
• Se recomienda en trabajos futuros considerar en la construcción de la 
tabla de capacidad, el efecto de las fallas en el sistema de transmisión 
de tal manera que se considere el sistema eléctrico de potencia en su 
totalidad. Esto permitiría encontrar los valores adecuados de reserva 
requeridos ante la posibilidad de falla en algún elemento del sistema. 
 
• El Valor Esperado de Racionamiento Programado Condicionado VERPC 
busca disminuir la probabilidad de falla del sistema eléctrico de potencia 
calculando los racionamientos esperados tras la falla de cada uno de los 
subsistemas que integran el Sistema de Transmisión Nacional. 
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• El criterio del VERPC determina el nivel confiabilidad del sistema 
buscando la optimización en el suministro eléctrico reduciendo los 
márgenes de error de cada uno de los subsistemas eléctricos. 
 
• Se debe tener en cuenta que al disminuir el VERPC se debe modificar el 
despacho programado en los límites de generación mínimos y máximos 
de las plantas que conforman cada subsistema que no cumpla con el 
promedio aritmético, incrementando posiblemente el valor del mismo ya 
que puede ser necesaria la intervención de plantas que se encuentren 
fuera de merito. 
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